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РЕФЕРАТ 
 
Выпускная квалификационная работа по теме «Автоматизация очистки 
внутрискважинного оборудования» содержит 134 страницы текстового 
документа, 15 использованных источников. 
 КОНТРОЛЛЕР, ГИДРОДИНАМИКА, НЕФТЯНАЯ ЗАЛЕЖЬ, ГАЗОВАЯ 
ШАПКА, КОЛЛЕКТОР 
Цели работы: 
-Определение актуальности проблемы пескопроявления в скважинах; 
-Описание механических методов борьбы с пескопроявлением; 
-Анализ одного из месторождений; 
-Сравнение методов очистки скважинных фильтров; 
- Автоматизация очистного оборудования скважины одного из методов 
очистки; 
- Написание программы автоматизации трехпозиционного клапана; 
- Снижение экономических затрат на очистку фильтра скважины; 
-Увеличение эффективности очистки скважинного фильтра. 
 
В результате проведения выполнения дипломной работы была 
определена  актуальность проблемы механических примесей в добываемой 
нефти. Описаны механические методы борьбы с пескпроявленияем. Проведен 
анализ Ярайнерского месторождения. Выполнено сравнение наиболее 
распространенных способов очистки фильтров. Выявлены наиболее 
желательные сферы применения этих методов. Было разработано программное 
обеспечение системы автоматизации для управления трехрежимным клапаном, 
который может работать не только, как обратный клапан, но и пропускать 
жидкость в любом направлении, в зависимости от необходимой задачи.  
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ВВЕДЕНИЕ 
1.1 Актуальность проблемы механических примесей в добыче нефти 
Механические примеси являются одним из наиболее неблагоприятных 
факторов, осложняющих добычу нефти в современных условиях. 
Применительно к установкам электроцентробежных насосов (УЭЦН) 
механические примеси служат главной причиной поломок и образования 
дефектов конструкции. Принято считать, что крупные механические частицы 
вызывают заклинивание насоса, а мелкие – вибрацию и повышенный 
абразивный износ. Согласно известным статистическим данным, собранным за 
последние годы для различных месторождений (см. таблицу 1.1), процентная 
доля поломок электроцентробежных насосов от механических примесей 
намного превосходит влияние других факторов, главными из которых являются 
коррозия и солеотложения.  
Таблица 1.1 - Основные причины отказов УЭЦН 
Причина отказа Доля в процентах от общего числа 
механические примеси 35-50 
коррозия 20-25 
солеобразование 15-20 
В таблице (1.2) приведены данные по осложненному фонду некоторых 
отечественных нефтедобывающих предприятий, в которых указана доля 
скважин с интенсивным выносом механических примесей (здесь следует 
учитывать, что на одной скважине может быть несколько видов осложнений). 
Таблица 1.2 - Статистика по осложненному фонду скважин 
Предприятие 
Газпромнефть- 
Ноябрьск 
нефтегаз 
Роснефть- 
Ставрополь 
нефтегаз 
Роснефть- 
Пурнефтегаз 
Томск нефть 
Белкам 
нефть 
Неосложненный 
фонд, % 
 37  25 37 
Мех. примеси, % 32 73 74 14 31 
Соли, % 25 20 24 10  
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Окончание таблицы 1.2 
Предприятие 
Газпромнефть- 
Ноябрьск 
нефтегаз 
Роснефть- 
Ставрополь 
нефтегаз 
Роснефть- 
Пурнефтегаз 
Томск нефть 
Белкам 
нефть 
Коррозия, %  22 10 4 2 
Парафины, % 37 11 33 3 74 
Газ, % 23 16 39 20  
Температура, %   19 18  
Эмульсия, %     24 
Механические примеси представляют собой твердые вещества, которые 
содержатся в пластовой жидкости и входят в состав отложений на поверхности 
нефтепромыслового оборудования. Происхождение механических примесей в 
основном обусловлено четырьмя причинами:  
1) выносом твердых частиц из пласта при освоении и эксплуатации скважин 
2) выносом с поверхности в результате проведения геолого-технических 
мероприятий (ГТМ) и технологических операций на скважинах  
3) частицы, вносимые в составе растворов глушения, проппант после 
проведения гидроразрыва пласта (ГРП) и др.  
4) коррозией подземного оборудования  
5) взаимодействием химически несовместимых перекачиваемых жидкостей.  
Основной измеряемой характеристикой механических примесей является 
количество взвешенных частиц (КВЧ) в мг/л. Среди основных факторов, 
определяющих величину концентрации примесей, традиционно выделяют 
следующие:  
1) глубина залегания пласта и пластовое давление  
2) проницаемость пласта  
3) физико-химические свойства добываемой жидкости  
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4) обводненность  
5) характеристики частиц песка  
6) дебит скважины  
7) плотность перфорации  
8) депрессия  
9) тип рабочей жидкости, используемой в процессе ремонтно- 
восстановительных работ  
Следует отметить, что КВЧ является функцией, сильно зависящей от 
рассматриваемого временного интервала. В результате систематического 
анализа промыслового материала выявлено, что резкое увеличение содержания 
механических примесей (до двух порядков величины) в основном обусловлено 
следующими причинами:  
1) запуск насосов и вывод скважин на режим после ремонта, капитального или 
текущего  
2) кратковременные остановки подачи, например, при отключении 
электроэнергии, и последующие запуски скважин  
3) нестабильный режим эксплуатации скважин, а именно, высокие значения 
динамического уровня, низкая обводненность: Обе причины приводят к 
увеличению вредного влияния газа и, как следствие, вызывают нестабильный 
вынос механических примесей. При этом частота и амплитуда пиков выброса 
значений концентрации примеси зависят от таких параметров, как пластовое 
давление, динамический уровень, обводненность и др.  
В последние годы в сообществе инженеров-нефтяников утвердилось 
мнение о том, что количество взвешенных частиц само по себе не является 
показателем эрозионной агрессивности среды. Помимо КВЧ на абразивные 
свойства механических примесей влияют также гранулометрический состав 
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(распределение частиц по размеру), твердость (характеристика абразивных 
свойств частиц, влияющая на интенсивность износа), минеральный состав 
(содержание кварца, полевого шпата, обломков горных пород и др., которое 
косвенным образом на основе табличных данных позволяет определить 
твердость, плотность и размер частиц), сферичность, острота граней. За 
рубежом в качестве абразивной характеристики частиц, попадающих в насос, 
используется так называемый индекс образованности (AI, abrasive index), 
который рассчитывается по формуле: AI = 0.3*(% частиц диаметром менее 0.25 
мм) + 10*(1 – округлость) + + 10*(1 – сферичность) + 0.25*(% нерастворимого 
осадка). 
 
Рис.1.1 – Диаграмма для визуального определения сферичности и округлости 
Округлость и сферичность частиц определяются визуально с помощью 
микроскопа на основе диаграммы (см. рис. 1). Прогнозирование влияния 
механических примесей на элементы насосного оборудования для добычи 
нефти является сложной задачей, требующей учета множества различных 
факторов. В настоящее время отсутствует единая теоретическая модель, 
позволяющая предсказывать интенсивность воздействия абразивных частиц на 
нефтедобывающее оборудование, и, как следствие, строго обоснованный 
алгоритм выбора технологий его защиты. На практике решение в пользу той 
или иной технологии выносится на основе результата промысловых испытаний. 
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При эксплуатации скважин в них вместе с газом поступает и песок. 
Наличие песка осложняет эксплуатацию по той причине, что образующаяся на 
забое песчаная пробка, перекрывая фильтр, снижает дебит. Для очистки 
призабойной зоны от песка необходимо промыть ее. Плотность промывочной 
жидкости и ее качество выбирают в зависимости от пластового давления и 
состояния призабойной зоны. Это может быть и глинистый раствор с низкой 
водоотдачей, а следовательно, с высокой стабильностью, и меловая суспензия 
на водном растворе КМЦ, плотность которой может быть от 1050 до 1300 
кг/м3, условная вязкость до 300 с, а также гидрофобные эмульсии с 
эмульгатором РЭМ. Плотность последних может колебаться от 900 до 1300 
кг/м3. 
После того как скважина будет заглушена, производят монтаж 
оборудования и подъемного агрегата. Снимают фонтанную арматуру, и работы 
по очистке призабойной зоны проводят промывкой забоя скважины жидкостью 
глушения; разбуриванием песчаной пробки долотом. 
Выбор того или иного способа зависит от состава пород, образующих 
пробку, и от ее крепости. Если установлено, что песчаная пробка на забое 
неплотная, рыхлая, то в этом случае можно попытаться промыть забой 
скважины жидкостью глушения прямой промывкой. Под прямой промывкой 
подразумевается нагнетание жидкости через вертлюг и спущенные в скважину 
НКТ. 
Струя жидкости, поднимаясь по затрубному пространству, захватывает 
размытый песок и через боковой отвод крестовины выносит на поверхность. В 
процессе промывки, углубляя НКТ, необходимо следить за давлением и, если 
оно станет повышаться, приподнять колонну труб на 1,52 м, не прекращая при 
этом циркуляцию жидкости. Затем снова начать спуск с промывкой до тек пор, 
пока НКТ не дойдут до искусственного забоя. В случае, если таким способом 
песчаную пробку размыть не удается, ее разбуривают долотом на бурильных 
трубах. 
 9 
 
Плотность промывочной жидкости необходимо определять на 
протяжении всего времени работы, так как разбуриваемый (размываемый) 
песок в какой-то степени может увеличивать плотность. 
Определились три основных направления в технологии оборудования 
скважин противопесочными фильтрами (механический метод). 
Оборудование обсаженных добывающих скважин вставными фильтрами. 
Фильтр, как правило, устанавливают на забое скважины в интервале 
перфорации с пакером, находящимся выше верхних отверстий интервала 
перфорации. Разновидностью данной технологии является вариант 
поднасосной установки противопесочного фильтра. В этом случае достигается 
защита глубинно-насосного оборудования, но не предотвращается вынос 
механических примесей из призабойной зоны. 
Создание гравийных фильтров в процессе заканчивания скважин 
бурением. Скважина работает с открытым стволом, в расширенном интервале 
которого установлен противопесочный фильтр. Между фильтром и пластом 
закачивают гравий, который состоит из крупнозернистого отсортированного 
кварцевого песка. 
Предотвращение пескопроявлений в паронагнетательных скважинах. 
Здесь конструкция фильтров имеет отличия, связанные с особенностями работы 
паронагнетательных (пароциклических) скважин. 
Во всех приведенных технологиях основным звеном является фильтр-
каркас. 
Анализ работы противопесочных фильтров, выпускаемых отечественной 
и зарубежной промышленностью и используемых в нефтепромысловой 
практике, показал, что они должны обладать необходимой механической 
прочностью и достаточной устойчивостью против коррозии и эрозиойного 
воздействия; обеспечивать создание надежной гидродинамической связи с 
пластом и суффозийную устойчивость пород в призабойной зоне; позволять 
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проводить механическую или химическую очистку фильтра (регенерацию) без 
извлечения его из скважины. 
Применяют различные конструкции фильтров: блочного типа; с 
круглыми и щелевыми отверстиями, расположенными в вертикальных и 
горизонтальных плоскостях; с фильтрующей поверхностью из сеток. 
Наиболее эффективными считаются каркасные фильтры с 
горизонтальными щелями, у которых меньше сопротивление и влияние 
интерференции отверстий. 
Основными параметрами фильтра, определяющими размер выносимых 
частиц, являются при прочих равных условиях размер и форма 
фильтрационных отверстий и геометрия элементов фильтрующей оболочки. 
Размеры проходных отверстий зависят от фракционного состава песка и формы 
отверстий фильтра.  
1.2 Причины разрушения коллекторов и выноса песка 
Разрушение слабосцементированных коллекторов может происходить 
вследствие растворения и выноса цементирующего материала и проявления 
капиллярных сил в результате большого притока пластовой воды. 
Установлено, что в большинстве случаев в малоустойчивых породах 
роль цементирующего материала между зернами осуществляется  
глинистыми фракциями, легко разрушающимися при вызове притока 
жидкости из пласта в скважину. Прочность глинистого цемента – следствие 
геологических процессов, приводящих к обезвоживанию глинистых осадков. 
Вмешательство человека нарушает физико-химический баланс, 
существующий между глинистыми частицами и их окружением. При 
обводнении пласта состав жидкости в порах между песчинками меняется, 
глинистые частицы могут набухать, и как следствие, прочность глинистого 
цемента снижается. 
Глинистые материалы, по химическому составу представляющие собой 
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смесь каолинитов (Al2O3*2SiO2*2H2O), смектитов, иллитов, состоят из 
отдельных пакетов плоских элементарных чешуек, наложенных друг на  
друга своими плоскими гранями. Отдельная элементарная чешуйка очень 
тонка, но имеет довольно большую длину и ширину. Накладываясь друг на 
друга, чешуйки могут образовывать агрегаты большой толщины. Они 
соприкасаются своими силикатными слоями, но не имеют жесткого 
скрепления друг с другом и легко могут быть отделены одна от другой. 
Установлено,  что  расстояние  от  основания  одной  частицы  до   основания 
соседней для сухого связующего материала составляет около 0,98 нм, тогда 
как при погружении в воду межплоскостное расстояние увеличивается до 4,0 
нм. Таким образом частицы связующего при набухании стремятся отделиться 
друг от друга, тем самым приводя в подвижное состояние основу коллек- 
тора. 
Устойчивость пород к разрушению характеризуется наличием сил 
трения и сцепления между зернами пород и определяется формулой: 
  τ = α*Pr+C,                                                        (1.1) 
где τ – сила устойчивости, Па; 
α – коэффициент трения; 
Pr – горное давление, Па; 
С – сила сцепления, Па; 
Обычно сила сцепления слабосцементированных пород мала и 
устойчивость горных пород к разрушению определяется, в основном, силами 
трения. 
Необходимо также учитывать влияние капиллярных сил на процесс 
разрушения коллектора. Остаточная вода занимает в порах 
несцементированного песка пространства так называемых пендулярных 
колец, окружающих точки контактов смежных песчинок. Межфазное 
натяжение σ и кривизна мениска поверхности между водой и окружающей 
углеводородной жидкостью (или газом) создают капиллярное давление Pk, 
которое приводит к взаимному прижатию контактирующих песчинок. 
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2 
Величина капиллярного давления определяется формулой Плато: 
𝑃𝑘 = 𝜎 ∗ (
1
𝑅1
+
1
𝑅2
)        (1.2) 
где R1  и R2 – главные радиусы кривизны. 
В случае, показанном на рисунке 1.2, радиус R2  берется со знаком минус, 
так как центр этого радиуса кривизны расположен с выпуклой стороны 
мениска, и формула (1.2) для этого случая получает вид: 
𝑃𝑘 = 𝜎 ∗ (
1
𝑅1
−
1
𝑅2
)        (1.3) 
Сила капиллярного притяжения двух песчинок друг к другу 
определяется выражением: 
𝐹 = 𝜋 ∗ 𝑅2
2 ∗ 𝑃𝑘 = 𝜋 ∗ 𝑅2
2 ∗ 𝜎 ∗ (
1
𝑅1
−
1
𝑅2
),          (1.4) 
При увеличении водонасыщенности пор размеры и форма пендулярных 
колец меняются. При этом  радиус кривизны R1 увеличивается  быстрее R2,  
чем  радиус  кривизны  и  величина  разности в скобках в формуле (1.4) 
уменьшается. Соответственно, ослабляется и сила капиллярного притяжения 
смежных песчинок, а в условиях достаточно высокого водонасыщения она 
вообще может исчезнуть. 
 
Рисунок 1.2 – Механизм сцепления песчинок под действием капиллярных сил 
При фильтрации углеводорода наблюдается определенная прочность 
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песка, а при фильтрации воды водонасыщенность пористой  среды возрастает, 
силы капиллярного сцепления между песчинками исчезают и, как следствие, 
интенсивно выносится песок. 
Слабосоленый раствор легко проникает к пендулярным кольцам, 
увеличивая   их   размеры   и   снижая   сцепление   песка.   Вязкие  жидкости 
имеющие низкую фильтруемость, в меньшей степени повышают водо- 
насыщенность, в зонах еще неразмытого песка. В этом случае капиллярное 
сцепление сохраняется и, соответственно, снижется количество вымытого 
песка. 
Гидратация связующих глин и действие капиллярных сил являются 
определяющими в разрушении продуктивных коллекторов при поступлении 
воды. 
Основной причиной разрушения призабойной зоны пласта является 
высокая величина градиента давления на стенки скважины и скорость 
фильтрации жидкости. При высоких градиентах давления и недостаточной 
прочности цементирующего материала зерна песчаника отделяются от 
основного массива и выносятся в скважину. 
В процессе строительства скважины гидростатическое давление столба 
промывочной жидкости уравновешивает напряжение в призабойной зоне и 
способствует сохранению устойчивости стенок скважины. При вызове 
притока (эксплуатация скважины) равновесное состояние системы скважина- 
пласт нарушается, происходит разрушение и пластическое течение рыхлых 
пород, усиливающееся фильтрационными процессами при перемещении 
пластовой жидкости к забою. 
При больших значениях дебитов растягивающие усилия приводят к 
разрушению забоя и выносу частичек породы из скважины или скоплению их 
на забое. Очевидно, чем выше дебит скважины, тем более перепад давления 
на забое скважины и радиус возмущенной зоны и выше напряжения в 
нефтеносных горизонтах. При достижении критических растягивающих 
напряжений, превышающих пределы упругости пород, возможно разрушение 
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пород с последующим выносом песка в ствол скважины . 
Показано, что при длительном нагружении горных пород, наблюдается 
явление статической усталости, приводящее к постепенному разрушению 
материала коллектора. Наличие зависимости прочности от времени   при   
статической   нагрузке,   получившая   название    статической усталости, 
отмечалась многими исследователями. В этой связи многие нефтяные, 
газовые, газоконденсатные и водозаборные скважины оборудуют фильтрами 
различных конструкций. Их наличие приводит к перераспределению 
напряжений в призабойной зоне, увеличению гидравлических сопротивлений, 
повышению устойчивости пород призабойной зоны усталостных 
разрушениям, снижению пескопроявлений, переформированию 
фильтрационных каналов. 
Механизм разрушения слабосцементированного коллектора рассматривают, 
как отрыв от поверхности образца частиц породы, имеющих форму конуса, 
вершина которого в процессе размыва  перемещается в сторону, 
противоположную направлению фильтрации. В основе теоретических 
предположений лежит гипотеза о том, что  напряженное состояние в 
призабойной зоне создается весом вышележащих пород, давлением жидкости 
и напряжением скелета породы: 
𝑃г = 𝑃пл + 𝛿ск         (1.5) 
Где 𝑃г  -  суммарное горное давление, Мпа; 
 𝑃пл – давление пластового флюида, Мпа; 
 𝛿ск – напряжение в скелете породы, Мпа. 
Направление нормальных напряжений в скелете породы зависит от 
геологических и топографических условий залегания пласта. 
В связи с тем, что при вскрытии продуктивного пласта появляется 
свободная поверхность, в приствольной зоне изменяются все  три компоненты 
давления, приводящие к деформации порового коллектора и изменению его 
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фильтрационных свойств. 
Прочность пород на сжатие понижается в несколько раз при 
воздействии на продуктивный коллектор неминерализованным фильтратом 
промывочной жидкости. 
Одной из причин пескопроявлений, образования песчаных пробок 
является несоответствие выбора конструкции забоев скважин способам 
вскрытия. 
Существующие способы перфорации обсадных труб против 
продуктивных пластов приводят к разрушению цементного камня, причем в 
значительном удалении от вскрываемых участков, что ведет к обводнению 
скважин и выносу песка даже в устойчивых коллекторах. 
Образование продольных трещин в колонне, нарушение целостности 
цементного камня, нарушение плотности контакта цементный камень – 
порода, цементный камень – обсадная колонна приводят к выносу песка и 
образованию песчаных пробок. 
Кроме того, при освоении скважин, как правило, производятся 
стимулирующие обработки призабойной зоны продуктивных горизонтов 
проведением соляно-кислотных обработок (СКО), гидравлического разрыва 
пласта (ГРП). Характерной особенностью этих операций является создание 
высоких избыточных давлений на призабойную зону продуктивных   пластов 
– депрессий и репрессий. Депрессии при этом достигают 15-20 Мпа, а 
репрессии – 30 – 50 Мпа. Воздействие столь высоких гидродинамических 
нагрузок на элементы крепи и фильтр скважины – один из главных факторов 
нарушения герметичности разобщения пластов в заколонном пространстве, 
возникновения заколонных и межпластовых перетоков пластовых флюидов, 
прорыва подошвенных вод к забою скважины, обводняющих продукцию и 
выноса песка. 
При небольших депрессиях возможен длительный постепенный вынос 
мелких частиц (суффозия), ведущий к увеличению пористости. При 
достижении критического значения сдвигающих сил структура пористой 
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среды разрушается за счет сдвига частиц песков . 
Считается, что начало разрушения связано с некоторым предельным 
общим напряженным состоянием породы, характеризуемым безразмерным 
коэффициентом (К) : 
𝐾 =
2𝜀𝐻𝑔𝜌п−𝑃заб
𝜎сж
         (1.6) 
где  𝜀 -  коэффициент бокового распора пород; 
𝐻- глубина залегания продуктивного пласта; 
 𝑔- ускорение свободного падения;  
𝜌п- плотность породы; 
𝑃заб- забойное давление; 
   𝜎сж  -  прочность породы на сжатие. 
При К =1 наблюдается равновесие пород и при К>1 – напряженное 
состояние. 
Условие выноса мелких фракций песка – равенство градиента сил 
трения при фильтрации жидкости (газа) и градиента силы тяжести: 
         grad P = g*(ρп –ρф), (1.7) 
где ρп  -  плотность песка; 
ρф – плотность пластового флюида. 
Роль других критериев выражается через градиент сил трения. Условие 
(1.7) остается в силе и в случае суффозионного размыва ПЗП. Снижение сил 
сцепления и трения между частицами происходит чаще всего из-за подхода 
воды. Так, на скважинах Московского ПХГ, где коллектор обводнен, 
депрессия, при которой начинается разрушение скелета, на 0,1-0,3 Мпа 
меньше, чем на скважинах Касимовского ПХГ, работающих сухим газом из 
того же щигровского горизонта . Аналогичная ситуация на Уренгойском и 
Медвежьем газовых месторождениях, где главной причиной 
активизировавшегося пескопроявления скважин является постепенное 
обводнение «суперколлекторов» подошвенными и конденсационными 
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водами. Увеличение их влагосодержания приводит к размыву, 
незначительного    по     содержанию,     глинистого    цемента,    разрушению 
глинистых частиц, выносу песка и образованию каналов 
повышенной проводимости. 
При разработке продуктивных пластов, сложенных рыхлыми 
песчаниками, в ПЗП может образовываться зона подвижного песка 
(пластическая область). В этом случае в первые месяцы эксплуатации 
скважины наблюдается интенсивное неконтролируемое пескопроявление, 
связанное с вымыванием песка и образованием каверны у кровли пласта,  
либо у неразрушенного (более прочного) пропластка при  неоднородном 
пласте. 
На образование и характер пластической области влияют многие 
факторы: перераспределение около горной выработки ранее существовавших 
напряжений, вызванное бурением; действие бурового раствора на 
цементирующий материал, скрепляющий зерна песка; ударные нагрузки на 
призабойную зону при кумулятивной перфорации; темпы отбора пластового 
флюида и ряд других. Вынос песка обычно увеличивается с ростом отбора 
продукции, при увеличении водонефтяного фактора, истощении 
эксплуатируемого пласта. 
Вероятно, что песок пластической области удерживается от выноса в 
скважину силой трения, определяемой давлением вышележащих толщ песка. 
Величина давления на любой глубине пластической области зависит от веса 
вышележащей толщи песка и горного давления вышележащих пород. 
Установлено, что вынос песка уменьшается с ростом давления обжима; 
при достижении давления обжима 0,3 Мпа вынос песка стабилизируется и 
стремится к постоянной величине; песок, имеющий глинистый цемент, может 
быть подвержен упрочнению. 
Нередко роль связующего между песчинками в пласте-коллекторе 
выполняет сам скважинный флюид. Например, в залежах высоковязкой нефти 
и битумов. В таких залежах интенсивность выноса песка из пласта в ствол 
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скважины зависит от величины депрессии. Чем выше депрессия, тем больше 
песка    поступает    в    скважину.    Однако,    вследствие    высокой вязкости 
скважинного флюида в стволе скважины песчаной пробки может не 
образовываться. Весь песок остается во взвешенном состоянии в нефти и с нею 
выносится на поверхность. 
Для оценки интенсификации разрушения ПЗП используется 
критическая скорость выноса частиц породы с забоя скважины. Так 
отмечается, что вынос частиц породы из скважины не всегда свидетельствует 
о разрушении ПЗП. Если вынос частиц со временем уменьшается, то идет 
процесс очищения перфорационных и высокопроницаемых фильтрационных 
каналов от малосвязаных частиц, а также забоя скважины от ранее 
разрушенной породы. 
На рисунке 1.3 – представлена схема основных причин разрушения 
неустойчивых коллекторов и выноса песка. 
Рисунок 1.3 – Причины разрушения неустойчивых коллекторов и выноса 
песка 
1.3 Последствия выноса песка в скважину 
В результате пескопроявлений возникают потенциально опасные 
дорогостоящие осложнения: 
– снижение дебитов из-за образования песчаных пробок; 
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– нарушение целостности обсадных колонн; 
– перекрытие интервала перфорации; 
– абразивная эрозия подземного и наземного оборудования скважин и 
газопроводных систем (трубопроводов, запорных устройств, 
сепарационного оборудования); 
– возникновение необходимость очистки добываемого продукта от песка и 
его утилизация. 
С учетом вышеизложенного, стратегия защиты погружного 
оборудования от пескопроявления должна учитывать взаимовлияние 
различных видов осложнений в конкретной скважине. 
На практике целесообразность проведения противопесочных 
мероприятий принимается, обычно, с учетом экономических соображений в 
сочетании с оценкой возможных технологических осложнений. При этом 
учитываются возможные последствия от образования песчаных пробок и от 
выносимого на поверхность песка, то есть оценивается  влияние     песочного 
«наждака» по всему пути следования, а также затраты на ремонтно- 
восстановительные работы в скважинах. 
Наиболее серьезная угроза, которую представляет выносимый в 
скважину песок, заключается в возможности снижения производительности 
скважины ниже экономически оправданного уровня. Песок, который 
скапливается на забое или образует мостовую пробку, может уменьшить 
дебит скважины или полностью воспрепятствовать притоку пластового 
флюида, если скорости восходящего потока недостаточны для 
транспортировки песка на поверхность. 
Содержащийся в продукции скважины песок эродирует дорогостоящее 
скважинное и наземное оборудование, которое приходится заменять. Высокие 
издержки, связанные с потерей добычи во время замены или капитального 
ремонта суммируются с общими затратами. 
Песок может эродировать и выводить из строя внутрискважинные 
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предохранительные клапаны. Повреждение этих механизмов может стать 
причиной смертельных случаев и серьезного экономического ущерба, 
особенно в морских условиях и труднодоступных местах. 
Эксплуатация скважин с выносом пластового песка на поверхность 
может способствовать образованию пустот за обсадной колонной, оставляя 
трубы без поддержки. Затем, в результате опускания и подвижек пластовой 
породы может развиваться неравномерное распределение сжимающей 
нагрузки на обсадную колонну, что ведет к ее смятию и изгибу. Вынос в 
скважину части пластового материала может привести к тому, что порода 
менее проницаемых пропластков заполнит пространство вокруг обсадной 
колонны, в результате произойдет значительное и необратимое снижение 
дебита. 
Удаление песка может быть сопряжено с большими затратами, 
особенно в операциях на море, если этот песок загрязнен нефтью. 
Следовательно, вынос песка из пласта в скважину и на поверхность 
может оказаться чрезвычайно дорогостоящим и потенциально опасным. 
Последствия выноса песка представлены на рисунке 1.4. 
Рисунок 1.4 – Последствия выноса песка в скважину 
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1.4 Пескопроявление в нефтяных скважинах 
На нефтяных месторождениях геологические структуры часто 
представлены     слабосцементированными     терригенными    коллекторами. 
Эксплуатация таких объектов осложнена разрушением призабойной зоны 
скважин и выносом пластового песка, который вызывает абразивный износ 
наземного оборудования, образование песчаных пробок, повреждение 
обсадной колонны, а также снижение производительности. 
Причины, способные нарушить устойчивость призабойной зоны пласта 
и в дальнейшем ее разрушение, можно разделить на две группы: 
Первую группу составляют факторы, вызванные особенностями 
геологического строения пластов и физико-химическими свойствами горных 
пород (пластовое и горное давление, сцементированность, 
гранулометрический состав, пористость, проницаемость, состав пластового 
флюида). 
Вторую – технические и технологические факторы, обусловленные 
техникой  и   технологией   бурения,   заканчивания   и   эксплуатации 
скважин (конструкция забоя, способ вскрытия пласта, технологические 
жидкости, дебит, депрессия; скорость фильтрации, допустимое содержание 
песка в добываемой продукции и др.). 
Так, например, в неглубоких скважинах, эксплуатирующих 
слабосцементированные пласты, пескопроявление вызвано в основном 
фильтрационными деформациями пород призабойной зоны, зависящими от 
прочностных свойств пород пласта и депрессий. В то же время, в глубоких 
скважинах (свыше 4000 м) пескопроявление обуславливают, кроме того, 
высокое горное давление и наличие в нефти, насыщающей пласт, 
адсорбирующихся на поверхности раздела фаз смолистых веществ. В 
глубоких скважинах фильтрационные деформации и вынос пород из 
призабойной зоны в ствол скважины происходят после разрушения прочных 
пород призабойной зоны в результате концентрации горного давления на 
отдельных участках. 
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Исследованиями установлено, что нарушение равновесной формы тела 
(форма, при которой все граничные точки тела имеют одинаковую 
возможность разрушения) начинается вследствие концентрации  напряжения 
в какой-либо точке тела, например в весьма малой выемке  в стволе 
скважины. В эксплуатационных скважинах такая выемка может быть в 
породе, примыкающей к эксплуатационной колонне, образованной при 
перфорации последней. 
Вынос породы и образование каверны в пласте приводят к 
возникновению области предельного состояния, представляющей собой 
совокупность крупных кусков разрушенной породы, не связанных силами 
сцепления. Проницаемость этой области по сравнению с проницаемостью 
пласта много больше и гидродинамическое сопротивление ее 
фильтрационному потоку незначительно для создания сил трения, 
обуславливающих перемещение кусков породы и вынос их в скважину. 
Поэтому, проявление фильтрационных деформаций пород области 
предельного состояния зависит как от депрессии на пласт, так и от 
характеристик фильтрующейся жидкости — в основном от наличия в ней 
смолистых веществ, приводящих к структурным изменениям породы. 
Известно, что при адсорбции смолистых веществ на поверхности 
раздела нефть-вода они образуют гелеобразные структурированные 
адсорбционные слои, цементирующие частицы парафина и минералов в 
единый монолит. В результате структурных изменений каналов между 
кусками разрушенной породы снижается проницаемость призабойной зоны, а, 
следовательно, увеличиваются депрессии, необходимые для поддержания 
отборов нефти из скважины на заданном уровне. В результате происходят 
фильтрационные деформации пород и вынос их кусков из призабойной зоны, 
а также пескопроявления скважин . 
 
1.5 Скважинные фильтры 
Как уже было отмечено ранее, наиболее распространенным средством 
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защиты внутрискважинного оборудования от механических примесей 
являются фильтры. 
Скважинные фильтры имеют неодинаковую протяженность (от метра до 
нескольких сотен метров) и конструкцию фильтрующих элементов. 
К основным типам конструкций фильтров можно отнести следующие: 
1) сетчатые фильтры, 
2) проволочные фильтры, 
3) щелевые фильтры, 
4) гравийные фильтры. 
В сетчатых фильтрах фильтрующая поверхность, иногда многослойная, 
выполнена в виде сетки. Данные фильтры позволяют задерживать остаточно 
мелкие частицы (до 50 мкм и менее), поэтому довольно часто применяются в 
тех случаях, когда необходимо обеспечить высокую степень очистки 
скважинной продукции (см., например, фильтр тонкой очистки). Из 
недостатков следует выделить сравнительно большие входные сопротивления 
на сетчатых фильтрах и их низкую ремонтопригодность в случае повреждения 
или засорения фильтрующих элементов. 
 
А) Общий вид фильтра, б)детали фильтра, в)1 – опорный каркас, 2 – подкладочная сетка, 3 
– проволочная спираль, 4- фильтрационная сетка, 5 – накладные планки  
Рисунок 1.5 – Сетчатый фильтр. 
 
Основным элементом проволочных фильтров является профилированная 
проволока, которая наматывается на каркас, состоящих из параллельных 
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стержней. Использоваться треугольные профили проволоки, причем одна из 
вершин треугольника направлялась внутрь фильтра, а две другие 
располагались на его внешней стороне. В процессе откачки пластовой 
жидкости с твердыми частицами поверхность таких щелей не способствует 
цементации и уплотнению породы, а напротив, стимулирует вынос частиц, 
меньших по размеру щели, и очищение профильтрованной зоны от шлама, 
мелких фракций и кольматантов. 
 
 
Рисунок 1.6 -  Скважинные фильтры. 
 
Конструкция щелевых (безпроволочных) фильтров имеют много общего 
с конструкцией проволочных фильтров, поскольку и в том и в другом случае 
пластовая жидкость и механические примеси фильтруются через узкие щели 
(довольно часто используется название проволочно-щелевой фильтр). В 
отличие от проволочного фильтра ширина щели для щелевого фильтра всегда 
строго фиксирована. Основным недостатком классических щелевых фильтров 
является их низкая скважность – отношение суммарной площади 
фильтрующих отверстий к общей площади поверхности фильтра. Для 
увеличения скважности в современных щелевых фильтрах (например, ВМТФ) 
используется технология, аналогичная той, которая применяется для 
проволочных фильтров, когда профилированные элементы (кольца или 
стержни) привариваются к опорным конструкциям. Это препятствует смятию 
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фильтра в процессе спуско-подъемных операций на скважине, делают его 
конструкцию устойчивой по отношению к внешним воздействиям. 
 
А) щели расположены симметрично, б) щели расположены в шахматном 
порядке, в) двойные щели, г) горизонтальные щели 
Рисунок 1.6 – Щелевые фильтры. 
 
1.6 Мероприятия, предпринимаемые по устранению засоров 
гравийных фильтров 
Положительные результаты применения способов регулирования 
пластового давления в скважинах с большими искривлениями приобрели 
большое значение по мере увеличения числа таких законченных скважин. Здесь 
рассматривается современная технология жидкостных, гравийных и 
фильтровых уплотнений и предлагаются практические методы и направления 
для будущих исследований. 
Правильно подобранные гравийные набивки более эффективны по 
сравнению с простым размещением гравия в кольцевом пространстве 
перфорированной обсадной трубы. Следует внимательно следить за тем, чтобы 
причинить минимальный ущерб породе во время бурения, цементирования, 
перфорации и расширения ствола скважины. Многие параметры, которые 
неизвестны или не могут быть известны в стволе, могут иметь большое 
значение для успешного заканчивания скважин. Некоторые неизвестные 
параметры могут быть получены на основании модельных исследований и 
лабораторных испытаний. Важно, чтобы такая информация получалась с 
использованием представительных условии, уточненных на основании 
результатов полевых испытании. 
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Существуют противоречивые сведения о лучших способах гравийных 
уплотнений в имеющих большой угол наклона (более 60°) скважинах, в 
которых интервалы заканчивания превышают по длине 30 м. Модельные 
исследования могут пролить некоторый свет на проблемы транспорта гравия 
при таком типе заканчивания, однако относительно короткие модели, которые 
недостаточно моделируют утечку жидкости, не помогли при решении этой 
важной проблемы. 
Гравийные уплотнения в обсаженных стволах должны иметь достаточное 
количество гравия вне обсадной трубы для того, чтобы обеспечить такое 
положение, когда все перфорационные отверстия заполнены гравием. Размеры 
и число перфорационных отверстий должны быть достаточными для сведения к 
минимуму ограничения потока жидкости через перфорированные проходы, 
заполненные гравием. Стоимость гравийного уплотнения должна быть 
возмещена в течение приемлемого времени добычи, причем движение песка 
породы необходимо регулировать в течение всего периода эксплуатации 
коллектора. 
Если эти условия не выполняются, то результаты получаются ниже 
оптимальных. Многие гравийные уплотнения экономически оправданы, однако 
если они не смогут контролировать поступление песка в течение длительного 
времени или ограничить темп его движения, то перспективные экономические 
результаты будут далеки от желаемых. Поскольку горизонтальные и наклонные 
(более 60°) скважины, имеющие протяженные интервалы заканчивания, 
являются более дорогостоящими с точки зрения бурения и заканчивания (по 
сравнению с более короткими вертикальными скважинами), то при 
определении успешности бурения предпочтение следует отдавать 
экономическому фактору. 
Можно точно следовать указаниям по механической конструкции 
гравийного уплотнения и, однако, не добиться успеха вследствие не 
правильных размещения и технологии выполнения уплотнения. Если гравий не 
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уплотнен по всему продуктивному интервалу, то в уплотнении могут появиться 
изъяны или песок из породы может попасть в пространство, окружающее 
фильтр до укладки на него гравия, что приводит к выходу устройства из строя. 
Обычные методы гравийного уплотнения с использованием воды были 
взяты из практики строительства водяных колодцев. Гравий добавляют к воде и 
закачивают в кольцевое пространство перфорированной обсадной трубы; 
скорость закачивания обычно составляет от 17 до 56 м3/ч. 
Вода недостаточно эффективно доставляет гравий в кольцевое 
пространство и через перфорационные каналы в длинных и пробуренных под 
углом более 60° скважинах из-за ее низкой вязкости. Кроме правильно 
подобранных конструкций труб и фильтров необходимо, чтобы скорость 
жидкости была достаточно высокой для переноса гравия в кольцевое 
пространство перфорированной обсадной трубы и для вытеснения песка по 
направлению к концу фильтра. 
Исследования с использованием моделей длиной 3,6 и 30 м показали, что 
гравий может быть уплотнен в кольцевом пространстве за обсадной трубой при 
использовании воды, если потери жидкости в фильтр ограничить с помощью 
удлиненной хвостовой трубы или перегородки. Этот эффект может быть усилен 
путем использования фильтра селективного отделения и уплотнения 
внутреннего кольцевого пространства, являющегося основой перфорированной 
трубы с фильтрующей сеткой. Однако протоки жидкости в пласт будут также 
мешать переносу гравия. 
При использовании воды для уплотнения перфорационных отверстий, 
расположенных по верхней стороне через длинные интервалы, возникают 
трудности, поскольку скорость воды через вертикальные перфорационные 
отверстия должна превышать критическую скорость переноса гравия v, которая 
может быть вычислена путем использования следующего упрощенного 
уравнения:  
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  v = рf(0,01 16 + 0,1488r)                                                 (1.8) 
где r – радиус гравия, см;  
рf – плотность жидкости, г/смз. 
Полученные расчетные значения скоростей падения идеально 
сферического гравия в воде являются приблизительными. Учесть не 
сферичность гравия можно путем умножения этик значений скоростей на 
фактическую сферичность гравия. 
Например, скорость падения гравия, имеющего сферичность 0,8, 
составляет приблизительно 80 °/о от скорости падения идеальной сферы. 
Значения критических скоростей переноса в воде гравия были получены в 
результате использования приведенного уравнения, причем было сделано 
предположение, что сферичность гравия равна 0,8. При увеличении вязкости 
жидкости или плотности или при уменьшении плотности гравия от 2680 кг/м3 
снижается критическая скорость и улучшается уплотнение перфорационных 
отверстий верхней стороны трубы. 
Используют также вязкие жидкости, которые могут перемещать высокие 
концентрации гравия при меньшей подаче насосов по сравнению с менее 
вязкими водой или солевыми растворами. Жидкости с более высокой вязкостью 
снижают скорости утечки и способствуют транспорту гравия в стволах, 
пробуренных под углом, близким к горизонтальному. Это также уменьшает 
общий объем жидкости, необходимый для уплотнения скважины, и 
способствует уменьшению до минимума потенциального ущерба, который 
может быть нанесен пласту. 
Фирма «Юнион Ойл Компани оф Калифорния» опубликовала первые 
результаты исследований с использованием моделей гравийной набивки в 
скважинах, пробуренных под большим углом (более 60° по отношению к 
вертикали). 
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Результаты показали, что гравий не может полностью уплотнить ствол, 
наклоненный под углом более 60° к вертикали, однако гибкие перегородки-
глушители, установленные на концевых трубах, могут содействовать полному 
уплотнению гравием ствола, даже при его отклонении на 105° от вертикали. 
Эта модель не учитывала потерю жидкости и уход ее в пласт. 
Фирма «Бритиш Инт. Сэвисэз» представила следующие результаты 
исследований. Перфорационные отверстия и заколонное пространство были 
последовательно уплотнены в модели с углом наклона 70° водой, загущенной 
гидроксиэтиловой целлюлозой (ГЭЦ), при длине модели 1,35 м. Эти 
исследования показали также, что жидкость существенно уменьшила 
возможность перемешивания гравия с песком пласта, поскольку гравий уходит 
через перфорационные отверстия, однако отверстия на верхней стороне модели 
были полностью уплотнены. 
Фирма «Экскон» представила результаты исследований своей модели, 
которые свидетельствовали об улучшении гравийной набивки с 
использованием воды в горизонтальных и наклонных скважинах в результате 
увеличения участка концевая труба – фильтр. С целью ограничения объема 
жидкости, проходящей из заколонного пространства в фильтр, были 
использованы модели длиной 3,0-6,0 м, которые не имитировали потерю 
жидкости вследствие ее ухода в пласт. 
Фирма «Доуэлл» представила результаты модельных исследований в 
1982 г. Фильтра длиной 4,2 м. Были получены успешные результаты по 
уплотнению гравия с применением воды в заколонном пространстве фильтра и 
обсадных труб, при этом значение радиального зазора составляло 33 см, а угол 
наклона ствола равнялся 85°. К сожалению, не был учтен факт проникновения 
жидкости в пласт в используемой короткой модели. 
В коде исследований вертикальных стволов, проведенных фирмой 
«Шеврон Ойл Филд Ресеч», было отмечено значительное забивание фильтра 
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хвостовика со щелевидными отверстиями, когда гравии циркулировал вместе с 
водой и закачивался серийными трехцилиндровыми насосами. Во время 
исследований было также подтверждено, что жидкости, загущенные ГЭЦ, 
сильно уплотняют гравий даже в смоделированных скважинах при 
необсаженном забое. Кроме того, такие жидкости забивают фильтр гораздо 
меньше. Загущенные ГЭЦ жидкости полностью уплотняют гравием модель 
перфорационные отверстия, несмотря на размер заколонного пространства (76 
мм.) вокруг фильтра и обсадной колонны. Эта модель наиболее близко 
имитировала законченную скважину с необсаженным забоем и расширенным 
стволом ниже башмака обсаженной колонны по сравнению с заканчиванием 
обсаженного ствола. 
Проведенные фирмой «Шеврон Ойл Филд Ресеч» исследования на 
модели с углом наклона 80° подтвердили, что конструкция фильтра шламовой 
трубы давала возможность провести полное уплотнение модели длиной 18 м, 
которой гравий переносился водой, однако в этом случае не было отмечено 
полноты уплотнения перфораций на верхнем участке. Кроме того, было еще раз 
подтверждено, что вода с гравием вызывает большую закупорку фильтров, чем 
вода, запущенная ГЭЦ. Во время испытания по перемещению гравия было 
показано, что вода не переносит гравий достаточно эффективно через рабочую 
колонну диаметром 60,3 мм при угле ее наклона 80°. 
Исследования и эксперименты с вязкими жидкостями показали, что 
осаждение гравия после уплотнения вместе с водой, загущенной ГЭЦ с 
вязкостью 600-700 мПа•с, привело к некоторому обнажению фильтра, однако 
перфорационные отверстия по верхней стороне были полностью уплотнены. 
Испытания загущенной воды при помощи ГЭЦ вязкостью 30, 40 и 400 
мПа• с дали положительные результаты при успешном уплотнении всего 
заколонного пространства на участке фильтр – обсадная колонна, а также 
перфорационных отверстий. К модели длиной 18 м были подсоединены только 
четные перфорационные отверстия. Последующее за уплотнением осаждение 
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гравия в заколонном пространстве было вызвано скорее всего очень 
ограниченным пространством для проникновения просачивающейся жидкости 
и низкой концентрацией гравия. 
Результаты испытаний, проведенных фирмой «Шеврон Ойл Филд Ресеч» 
с горизонтальной моделью, когда использовали воду, загущенную ГЭЦ, 
подтвердили следующее: важнейшее значение имеет соотношение диаметров 
концевой трубы и фильтра; высокая подача насосов повышает эффективность 
набивки; различия, которые были отмечены и явились результатом увеличения 
степени вязкости жидкости после добавления геля, а также разница в 
концентрациях гравийного раствора были минимальными. 
Результаты проведенных фирмой «Шеврон Ойл Филд Ресеч» испытаний с 
использованием загущенной при помощи ГЭЦ воды в модели скважины, 
имеющей наклон 1000, были несколько лучшими по сравнению с результатами, 
полученными при испытании модели ствола, наклоненного под углом 90°. 
Однако в обоих случаях перфорационные отверстия на верхней стороне не 
были уплотнены. 
Специалисты фирмы «Шеврон Ойл Филл Ресеч» провели несколько 
экспериментов с утяжеленным буровым раствором, который имел вязкость 
6,ОмПа• с, и с использованием заменителя гравия, имевшего низкую плотность 
(1650 кг/м3). Эти более легкие частицы полностью уплотнили перфорационные 
каналы на верхнем интервале и все заколонное пространство в месте 
соединения фильтра с обсадной колонной. 
Нефтяная фирма «Маратон Ойл» представила результаты проведенных в 
1987 г. Испытаний гравийных уплотнений в модели длиной около 30 м: 
соотношение диаметров между концевой трубой и фильтром составляло 0,77, а 
плотность гравия в воде, вязкость которой была увеличена за счет добавления в 
нее карбоксиметилцеллюлозы (КМЦ) и ГЭЦ, составила 1800 кг/м3. Эти 
результаты подтвердили важность циркулирования раствора и его доступа к 
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фильтру герметизированного нижнего датчика (устройства сигнализации) до 
того, как пропустить гравий через перфорационные отверстия. Подача насоса 
не имела сколько-нибудь существенного влияния на эффективность 
уплотнения; лучше всего уплотнялись первое и последнее перфорационные 
отверстия. 
Фирма «Экскон» сообщила дополнительную информацию после 
проведения исследований на модели длиной 66 м. Некоторые результаты 
приводятся ниже: 
- перфорационные отверстия с уплотнением из гравия с не загущенной 
гелем водок не вызывают смешения гравия с песком породы, и поэтому гравий 
надежно уплотняет зону перфорации даже при низких значениях подачи 
жидкости; 
- подтверждена эффективность гравийного уплотнения с применением не 
загущенной гелем воды при наклоне ствола на угол до 110° и при 
использовании удлиненного хвостовика. Скорость истечения, равная 30 см/с  
- заколонном пространстве на участке системы фильтр-обсадная колонна, 
дает возможность осуществить полное уплотнение гравия и поэтому может 
быть рекомендована; 
- гравий уплотняется более компактно при использовании воды, не 
загущенной гелем, чем при применении загущенной гелем воды; 
- гравий лучше всего набивается в первое и последнее перфорационные 
отверстия длинных, наклоненных под острым углом стволов, при 
использовании вязких жидкостей; 
- осаждение гравия после набивки из перфорационных отверстий, 
расположенных на верхнем интервале, происходит при использовании вязких 
жидкостей, которые применяют для набивки гравия; 
 33 
 
- накопление гравия в узлах в процессе набивки с использованием вязких 
жидкостей может вызвать ряд проблем, изменяя геометрию небольшого 
кольцевого пространства на участке фильтр – обсадная труба; 
- высокие концентрации гравия в загущенной гелем воде не выявили 
каких-либо преимуществ по сравнению с низкими концентрациями гравия при 
заканчивании скважин, пробуренных под пологим углом. 
Хотя настоящая информация представляла ценность, но она 
противоречит сведениям из других источников. 
Может оказаться нецелесообразным проведение исследований модели 
гравийной набивки при бурении на сверхдлинные расстояния, но попытки 
решить проблему уже предпринимаются при помощи компьютеризованных 
моделей. Однако даже они могут не дать правильной картины профиля утечки, 
что может привести к преждевременному гравийному перекрытию через зону 
поглощения бурового раствора или через трещины. Вертикальная трещина, 
которая заполняется гравием, может отвести гравий жидкость от ствола и 
воспрепятствовать полному покрытию фильтра. 
Стволы скважины большой протяженности, пробуренные под пологим 
углом или горизонтально, должны заканчиваться в виде нерасширенных 
стволов, не закрепленных обсадными трубами, при проходке достаточно 
твердых пород, которые остаются открытыми при их бурении с помощью не 
загрязняющих пласт буровых растворов. 
Некоторые породы, требующие гравийного уплотнения в вертикальных 
скважинах, могут обойтись без гравийной набивки в горизонтальных 
скважинах большой длины, поскольку снижение давления полученные 
скорости истечения жидкости могут оказаться достаточно низкими, благодаря 
чему можно избежать проблем с выносом песка. 
В более неблагоприятных условиях могут применяться обычные фильтры 
или фильтры с предварительным уплотнением, оснащенные тонким 
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растворимым защитным покрытием. Большое внимание следует уделять 
чистоте жидкости, а также совместимости указанной добавки и распределению 
частиц по размерам с целью свести к минимуму проникновение твердых 
веществ в пласт. 
Фильтр может, по-видимому, успешно использоваться в зонах длиной до 
30 м в зависимости от угла к потоку фильтрации; однако там, где полная 
набивка вызывает сомнение, должны применяться предварительно 
уплотненный фильтр или двойной обернутый фильтр, защищенный 
растворимым покрытием. Рекомендуется использовать конструкцию фильтра с 
селективной изоляцией, что будет содействовать удалению растворимого 
покрытия. 
В настоящее время отсутствуют конкретные рекомендации по лучшим 
методам размещения гравия. При этом используют обычный солевой раствор 
или загущенный гелем солевой раствор, имеющий среднюю вязкость 50-100 
мПа • с. Скорости движения жидкости в пласт имеют большое значение для 
определения длины зоны, которая может быть уплотнена. 
Такие солевые растворы средней вязкости, по-видимому, позволяют 
наиболее эффективно контролировать интенсивность движения жидкости с 
целью обеспечить необходимую набивку в длинных интервалах. Солевой 
раствор, обладающий вязкостью 50-100мПа•с, загущенный ГКЦ, должен 
перемещать гравий, если комбинация вязкости и количества растворимых 
частиц, ограничивающих фильтрацию, достаточно эффективна. Однако даже 
минимальный уход жидкости может затруднить полное гравийное уплотнение 
сверхдлинных интервалов. 
Обладающие более низкой вязкостью жидкости фильтруются быстрее, и 
интенсивность фильтрации может стать опасной. 
Может возникнуть необходимость обсаживания длинных, пологих или 
горизонтальных стволов, если они неустойчивы. Сила тяжести способствует 
 35 
 
удалению песка из перфорационных отверстий, расположенных на верхней 
стенке обсадной трубы; однако эта сила ограничивает поток песка из 
перфорационных отверстий на нижней стенке обсадной трубы. Очевидно, 
песок снова попадает в зону перфорации нижней стенки, несмотря на усилия 
вытеснить его путем циркуляции из ствола. 
Результаты испытаний в условиях месторождения, когда были 
использованы обычные перфораторы, свидетельствуют о том, что гравий 
находился на 30 см ниже интервала вне обсадной колонны в более длинных 
зонах по сравнению с короткими зонами. Лучшие результаты могут быть 
достигнуты благодаря простреливанию и предварительному уплотнению 
последовательной серии более коротких (15 м) отрезков. После того как все 
зоны перфорированы и предварительно уплотнены, гравий вымывают из 
обсадной трубы и устанавливают обычный фильтр или фильтр с 
предварительной набивкой. При этом гравий может циркулировать и попадать 
в кольцевое пространство на участке фильтр – обсадная труба. 
Любой фильтр (обычный или с предварительной набивкой), 
используемый при гравийном уплотнении пологих стволов, должен быть 
защищен тонким растворимым покрытием, однако это покрытие не должно 
покрывать всей окружности фильтра там, где необходима циркуляция 
жидкости для уплотнения гравийной набивки. Это положение относится к 
гравийным уплотнениям как в обсаженных скважинах, так и в необсаженных. 
 Использование горизонтальных скважин накладывает определенные 
ограничения на использование оборудования и эксплуатацию скважин. 
Можно выделить несколько основных трудностей: 
1. Невозможность использования оборудования на основе гравитации.  
2. Может повредиться оборудование при переходе с вертикальной части 
скважины в горизонтальную.  
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3. Трудности равномерной промывки всего горизонтального участка 
скважины. 
4. Большая себестоимость бурения горизонтальных скважин. 
Учитывая эти факторы, в данной работе было решено использовать 
автоматизированные системы управления технологическими процессами (АСУ 
ТП) для:  
1. повышения надежности работы системы управления 
2.  повышения точности измерения и регулирования технологических 
параметров  
3. повышения качества ведения технологического режима и его 
безопасности 
4. снижения количества постоянно находящегося на объекте технического 
персонала и повышение оперативности его действий. 
 
  
 37 
 
 ТЕХНОЛОГИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ 
2.1 Анализ результатов эксплуатации и повышения эффективности 
работы горизонтальных скважин на примере Ярайнерского 
месторождения 
 
Эффективность использования горизонтальных скважин связана, как с 
особенностями геологического строения месторождений, так и траекторией 
проводки стволов ГС в пределах продуктивного объекта. Поэтому при 
проектировании предусматривается детальный анализ геолого-промысловых 
данных и проведение гидродинамических и геофизических исследований. 
Рассмотрим в качестве объекта исследования Ярайнерское 
месторождение, на котором построена 30 эксплуатационных горизонтальных 
скважин и одна нагнетательная № 111Г. Ствол скважины, вскрывший 
продуктивный пласт, оборудован нецементированным перфорированным 
хвостовиком. 
В разрезе Ярайнерского месторождения залежи с небольшими 
нефтенасыщенными толщинами, подстилаемые подошвенной водой. Поэтому 
при эксплуатации скважин на больших депрессиях происходит стремительное 
образованию конусов воды. Значительное уменьшение дебитов и добычи 
нефти  в 2007-2009 г.г. обусловлено снижением пластового давления (пласты 
АВ10-11, БВ1, БВ4
1, БВ, ЮВ1 ) и загрязнение (кольматация) призабойной зоны 
пласта (АВ7, БВ2, БВ8). 
Сопоставление показателей работы вертикальных и горизонтальных 
скважин, для пласта ПК20 (рисунок 2.1), свидетельствуют о том что, входные 
дебиты нефти ГС выше вертикальных скважин в 5-10 раз. В динамике 
показателей, отмечается некоторое соответствие показателей обводненности 
по горизонтальным и вертикальным скважинам. 
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Рисунок 2.1 – Гистограмма параметров эксплуатации вертикальных и 
горизонтальных скважин, объект ПК20 
 
Максимальные входные дебиты соответствуют 3-м горизонтальным 
скважинам №4132Г (объект БB4) 1485,7 т/сут по нефти при обводненности 6,1 
%, ГС №333Г объект АВ3 – 1291,3 т/сут по нефти и 1307,3 т/сут по жидкости, 
ГС№210Г (объект ПК20) 1006,1 т/сут по нефти при обводненности 10,3 %. 
Однако через месяц, что закономерно, получено кратное уменьшение дебитов 
нефти и интенсивное увеличение обводненности . 
Рассмотрим результаты работы скважины №101Г Ярайнерского 
месторождения (пласт БВ1). Протяженность горизонтального ствола в 
пределах продуктивного пласта составляет 708 м., диаметр перфорированного 
хвостовика 127 мм. 
В  районе  размещения  горизонтальной скважины   продуктивная  hнн  
около 5 м. Нефть в пластовых условиях по исследованиям отборов со 
скважины характеризуется плотностью 792.3 кг/м3, вязкостью 1.39 мПа∙с. 
Входные показатели (2004 г.) по дебиту жидкости составили 453 т/сут   
с обводненностью 1,4%, продолжительность которых составила 11 суток 
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(рисунок 2.2). При дальнейшем увеличении депрессии и,   соответственно, 
дебита до уровня 740-750 т/сут обводненность составила 3-4 %. В 
последующий период отмечается интенсивное снижение уровня добычи 
нефти и жидкости. 
 
 
Рисунок 2.2 – Технологические показатели работы скважины № 101Г  
 
Анализ   работы   ГС   выполнен   с   учетом   конструктивных 
особенностей скважины и пространственного размещения в пределах  
продуктивного  пласта 1.3, 1.4. 
Фактическая траектория ГС была совмещена с проектным профилем и 
литологическим разрезом по линии скважин 101-801 (рисунок 2.5). 
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Рисунок 2.3 – Вертикальный профиль горизонтальной скважины № 101Г 
 
 
Рисунок 2.4 – Латеральный профиль скважины № 101Г 
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Рисунок 2.5 – Совмещенный фактический и проектный профиль 
горизонтальной скважины № 101Г 
 
Как видно на рисунке 2.5 горизонтальным стволом вскрывается также и 
нижележащий пропласток, нарушены непроницаемые покрышки и через 
полученные литологические “окна” скважина обводняется “чужой” водой. 
Проведен сравнительный анализ показателей работы с соседними 
скважинами. 
Для ГС № 101Г к ближнему окружению можно отнести ВС № 801 и ГС 
№ 102Г. Вертикальная скважина стала интенсивно обводняться с первых 
месяцев эксплуатации при постоянном отборе жидкости. ГС № 102Г  
обводняется темпами, порядка (0.5 %-мес.). Похожая динамика наблюдалась 
и у горизонтальной скважины № 101Г на протяжении первого года, после 
чего продукция стала резко обводняться. При тенденции уменьшения 
отборов, как по жидкости, так и по нефти. Текущие показатели снизились по 
сравнению с максимальными значениями в 2 и 20 раз, соответственно. 
Уровни снижения отборов соседних скважин можно считать более 
стабильными. 
Ремонтно-изоляционные работы проведены на скважине во втором 
квартале 2009 года для ликвидации поступления воды из интервалов 
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горизонтального ствола посредствам воздействия «жидкого пакера» на забой 
и вязко-упругим составом в две стадии. 
В результате проведения геолого-технического мероприятия снижение 
по дебиту жидкости составило 70 т/сут с последующим снижением в 
дальнейшем. Основным результатом можно считать сокращение попутно-
добываемой воды на 21 тыс.т. за 8 месяцев, поскольку дебит по нефти 
снизился в два раза. 
Принципиальным отличием ГС от вертикальных скважин является 
низкий уровень фильтрационных сопротивлений в ПЗ, не превышающий 5% 
от общего уровня. При проведении водоизоляционных работ, где 
используются тампонажные составы, создающие дополнительные 
гидродинамические сопротивления в ПЗ, уровень этих сопротивлений в ГС 
ниже, чем в вертикальных скважинах. Поэтому, например, предусматривается 
поинтервальная селективная технология с применением нефильтрующихся 
временных блокирующих пакеров на  основе  обратных  водных  
эмульсионных  составов  (ОВЭС).    Регулирование вязкостных свойств 
ОВЭС достигается в основном содержанием минерализованной фазы. Данные 
эмульсионные составы обладают программируемым “временем жизни”, 
которое зависит от пластовой температуры и вида применяемого эмульгатора, 
который выбирается для определенных геолого-физических условий. 
Оптимальные параметры технологии (состав композиции, скорость 
закачки, объем композиции) рассчитываются численными методами. Вся 
длина ствола разбивается на интервалы, которые характеризуются 
протяженностью, гидропроводностью, и типом жидкости (нефть-вода). 
Указанные параметры, в сочетании с известными реологическими 
характеристиками полимерных композиций, позволяют рассчитать радиусы 
проникновения и объемы  композиции на каждом шаге расчетов. На основе 
многовариантных расчетов выбирается оптимальный объем композиции, 
соответствующий максимальному уменьшению неоднородности пласта 
(коэффициента вариации проницаемости), обводненности продукции и 
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дебиту дополнительно добытой нефти. 
В настоящее время существует множество отечественных и зарубежных 
технологий водоизоляции, начиная от установки цементных мостов и 
консервации обводнившихся интервалов до закачки различных химических 
реагентов, которые снижают проницаемость по воде или закупоривают  
интервалы, по которым поступает вода в скважины. 
 
2.2  Анализ результатов повышения эффективности эксплуатации 
горизонтальных скважин с учетом оборудования заканчивания и 
механизированных способов эксплуатации 
Бурение горизонтальных скважин (ГС) в Ноябрьском регионе началось 
в 1999 для увеличения добычи нефти и как метод разработки пластов, 
альтернативные способы которых экономически нецелесообразны. По 
способу заканчивания   ГС   на   месторождениях   Ноябрьского   региона   
делятся   на две категории: с не обсаженным хвостовиком и хвостовиком 
оборудованным фильтром. 
В настоящее время рынок производителей оборудования для 
нефтегазовой отрасли предлагает разнообразный выбор оборудования и 
материалов, с различными техническими характеристиками 
соответствующими различным геолого-физическим условиям эксплуатации. 
Современные отечественные производители фильтров (ОАО 
«Тяжпрессмаш»,   СП   «Углеводородные   Скважинные   Системы»,   ООО   
НТЦ «ЗЭРС», ООО «РосФин», ООО «Отдельное конструкторское бюро 
нефтяного приборостроения», ООО «НПФ РИФИНГ», ЗАО 
«Самарскиегоризонты», Научно- производственное предприятие «Сигма-С»), 
а так же и зарубежные (Weatherford International Ltd., Halliburton,Baker Huges, 
Chevron Corporation, BP, M-I Drilling Fluids, Stone EnergyCorporation, Shell 
International, Eni – Agip, Texaco, Repsol и др.) предлагают большой выбор 
технических средств, предотвращающих вынос частиц породы коллектора. 
В настоящее время на месторождениях ОАО «Газпромнефть – ННГ» в 
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работе находится около 200 горизонтальных скважин и скважин после 
строительства бокового горизонтального ствола (БГС). Типовая схема 
скважины после строительства БГС в «ОАО Газпромнефть-ННГ» 
представлена на рисунке 2.6. 
 Средняя длина горизонтальных скважин составляет 3100 – 3800 м. 
(вертикальная глубина – от 2750 до2850 м), длина горизонтального ствола – 
от550 до1050 м. Вертикальный ствол укрепляется обсадной колонной 
внешнего диаметра168, 178 или 219 мм, а горизонтальный ствол 
заканчивается беспроволочным      фильтром      типа      ФБ      производства      
компании   ОАО «Тяжпрессмаш» с наружными диаметрами 89, 102, 114 мм за 
исключением незначительного количества скважин с необсаженным 
хвостовиком по Чатылькинскому, Равнинному и Вынгапуровскому 
месторождениям. Внешний диаметр хвостовиков для заканчивания боковых 
стволов составляет 114, 102 или 89 мм. 
Фильтры беспроволочные типа ФБ (рисунок 2.7) применяются в нефтяных и 
водозаборных скважинах любой конструкции и работают в среде 
минерализованной пластовой воды, нефти, конденсата и других пластовых 
флюидов. Данный тип фильтра предназначен для предотвращения 
разрушения слабосцементированных коллекторов и попадания в скважину 
породы и других механических примесей во время эксплуатации. Стоимость 
фильтра ФБ диаметром 114 мм составляет 31 тысяча рублей. Характеристики 
беспроволочных фильтров представлены в таблице 2.1. В таблице 2.2 
представлено описание фильтров спущенных в скважины Средне-Итурского 
и Западно-Ноябрьского месторождений. 
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Рисунок 2.6 – Типовая схема скважины после зарезки бокового ствола в 
ОАО «Газпромнефть-ННГ» 
 
 
Рисунок 2.7 – Перфорированный фильтр, используемый на скважинах ОАО 
«Газпромнефть – ННГ» 
 
 
Таблица 2.1 – Характеристики фильтра ФБ 
 
 
Наименование  параметра 
Модель фильтра 
ФБ89 ФБ102 ФБ102.1 ФБ114 ФБ114-01 ФБ114.1 ФБ127 ФБ127.1 
1. Наружный диаметр не более, мм. 108 110 127 132.1 141.3 
2. Диаметр трубы, мм. 88.9 101.6 114.3 114.3 127 
3. Толщина стенки, мм. 6.5 6.5 7.4 7 7.5 9.2 
4. Диаметр отверстий, мм. 12 14 12 
5. Количество отверстий на п.м. 160 216 432 240 
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Таблица  2.2 – Скважины  компании  «ГН-ННГ»,  оборудованные  фильтром 
ФБ 
 
 
 
М/р 
 
 
Скв. 
 
 
Куст 
Тип 
фильтра 
Диаметр, 
мм 
Толщина 
стенки, мм 
Длина 
секции, м 
 
 
Пласт 
Отв./п.м., 
шт 
Количество 
отв., шт. 
Диаметр, 
мм. 
Ср-итурское 39 9 ФБ-102 101.6 6.5 300.14 БС-7 16 4802 12 
Ср-итурское 195 10 ФБ-114 114.3 9.2 722.35 БС-9-1 21.6 15120 12 
Ср-итурское 196 10 ФБ-114 114.3 7.4 594.5 БС-9-1 21.6 12312 12 
Ср-итурское 198 10 ФБ-114 114.3 9.2 688.5 БС-9-1 21.6 14472 12 
Ср-итурское 200 10 ФБ-114 114.3 7.4 593 БС-9-1 21.6 12312 12 
Ср-итурское 206 61 ФБ-114 114.3 8,6/7,4 747 БС-12 10 6610 - 
Ср-итурское 322 16 ФБ-114 114.3 7.4 751.5 БС-7 - 13888 - 
Ср-итурское 369 17 ФБ-114 114.3 7.4 310.9 БС-11-2 21.6 6696 12 
Ср-итурское 380 12а ФБ-114-01 114.3 7.4 385.15 БС-11-2 21.6 83192 14 
Ср-итурское 387 17 ФБ-114 114.3 7.4 411.77 БС-12 21.6 8856 12 
Ср-итурское 391 14 ФБ-114-01 114.3 7.4 486.1 БС-8-0 21.6 10152 14 
Зап-ноябрьское 396 11 ФБ-102 101.6 6.5 176.1 БС-8-0 16 2817 12 
Ср-итурское 402 14 ФБ-114-01 114.3 7.4 260.4 БС-10-1 21.6 5460 14 
Ср-итурское 404 14 ФБ-114 114.3 7.4 499.6 БС-9-1 21.6 10584 12 
Ср-итурское 405 14 ФБ-114 114.3 7.4 499.6 БС-10 21.6 11448 12 
Зап-ноябрьское 515 36 ФБ-89 89 6.5 306.43 БС-12 - - - 
Зап-ноябрьское 520 37 ФБ-102 102 6.5 281 БС-8 16 4496 12 
Ср-итурское 955 12 ФБ-102 102 6.5 185.21 БС-8 16 2963  
Ср-итурское 958 13 ФБ-102 101.6 6.5 279.56 БС-10 16 4472 12 
Ср-итурское 1161 14 ФБ-114 114.3 7.4 451.31 БС-6 21.6 9072 12 
Ср-итурское 1162 14 ФБ-114 114.3 7.4 434.4 БС-8 21.6 9072 12 
Ср-итурское 344 12 ФБ-114 114.3 7.4 527.7 БС-9-1 21.6 11016 12 
Ср-итурское 8005 7 ФБ-102 102 6.5 280.22 БС-8 - - - 
Ср-итурское 930 8 ФБ-102 102 6.5 335.02 БС-7 - - - 
Ср-итурское 1144 15 ФБ-114 114 7.6 662.6 БС-10-1 35 23191 10 
 
 
Для определения эффективности эксплуатации ГС, оборудованных 
фильтрами ФБ, представлены результаты работы четырех скважин 201Г 
Вынгапуровское м/р (ПК22), 208Г Вынгапуровское м/р (ПК21), 210Г 
Вынгапуровское м/р (ПК21), 1076Г Спорышевского м/р (ПК16) (рисунки 2.8, 
2.9, 2.10, 2.11). Так же были рассмотрены результаты эксплуатации двух 
скважин Холмистого месторождения №№32Г, 232Г работающие на объекте 
Ю1
1 (рисунки 2.12, 2.13). 
 
 
Рисунок 2.8 – Динамика работы скважин 1076Г. Пласт ПК16, 
Спорышевского месторождения 
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Рисунок 2.9 – Динамика работы скважины №201Г. Пласт ПК22, 
Вынгапуровского месторождения 
 
 
Рисунок 2.10 – Динамика работы скважины №208Г. Пласт ПК21, 
Вынгапуровского месторождения 
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Рисунок 2.11 – Динамика работы скважины №210Г. Пласт ПК21, 
Вынгапуровского месторождения 
Рисунок 2.12 – Динамика работы скважины №32Г. Объект Ю1
1, Холмистого 
месторождения 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 2.13 – Динамика работы скважины №232Г. Объект Ю1
1
, 
Холмистого месторождения 
К
В
Ч
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Скважина 1076Г имела 2 отказа погружного оборудования по 
засорению рабочих  органов  УЭЦН  при  этом  наработка  насосного  
оборудования  на отказ составила 11 суток, и один ремонт был проведён 
повторно. Один  отказ погружного оборудования был вызван заклиниванием 
УЭЦН при наработке 27 суток. При разборе погружного оборудования было 
выявлено, что верхние ступени насоса забиты песком и далее на рабочих 
органах так же присутствует песок. При расследовании отказа погружного 
оборудования по причине износа рабочих органов УЭЦН, на его рабочих 
органах по всей длине был выявлен песчано-солевой налет. 
Скважина 201Г имела 3 отказа по причине засорения рабочих органов  
УЭЦН при средней наработке насосного оборудования на отказ 24 сут. И три 
отказа погружного оборудования по причине износа рабочих органов при 
средней наработке насосного оборудования на отказ 207 сут. При этом во 
всех случаях выхода из строя погружного оборудования рабочие органы 
УЭЦН были забиты песком, отказы сопровождались заклиниванием УЭЦН, а 
также в одном из  случаев получили слом вала нижней секции насоса в его 
нижней части, и проворот шлицов в верхней части. При разборе 
оборудования отказавшего по причине износа рабочих органов УЭЦН в двух 
случаях на рабочих органах насоса наблюдалось наличие песка. 
Скважина 210Г имела 1 отказ по причине засорения рабочих органов 
УЭЦН при наработке насосного оборудования на отказ 5 сут. При разборе 
погружного оборудования по всей длине насоса в большом количестве был 
песок. Так же при разборе оборудования не связанного с отказами по причине 
засорение и износ рабочих органов УЭЦН в рабочих органах насоса 
присутствовал песок. По скважине 208Г при разборе погружного 
оборудования так же песок. 
В подсчёте запасов ГКЗ 1998 г. Пласт ПК16 Спорышевского 
месторождения считался единым объектом, далее по результатам бурения 
объект был разукрупнен на две изолированных залежи. Пласт ПК16
1 
представлен  песчаниками, алевролитами, глинистыми сланцами и 
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маломощными прослоями угля, которые накапливались в условиях дельтовых 
равнин. Пласт ПК16
1 отделён от   подстилающего   пласта   ПК16
2   тонкой   
алевролито-глинистой  перемычкой. Основными объектами разработки в 
обоих пластах являются песчаники дельтовых протоков. 
В пределах Вынгапуровского месторождения продуктивные пласты 
ПК21, ПК22 приурочены к покурской свите. Покурская свита сложена песками, 
песчаниками, алевролитами серыми и светло-серыми, по составу кварц- 
полевошпатовыми, слюдистыми, с примесью карбоната и глинистыми 
включениями, с прослойками углисто-слюдистого материала и глинами 
серыми и темно-серыми, рыхлыми, с примесью песка, иногда комковатыми. 
Породы в основном сероцветные и зеленоватые. Степень 
сцементированности пород увеличивается вниз по разрезу от 
слабосцементированных и рыхлых до крепко сцементированных. 
Скважина 32Г имела 1 отказ погружного оборудования по засорению 
рабочих органов УЭЦН при этом наработка насосного оборудования на отказ 
составила 193 сут. При разборе погружного оборудования в рабочих органах 
обнаружен песок. Рабочие органы не вышли из корпуса. Износ рабочих 
органов достигал 30%, а текстолитовых шайб 70 %. Фильтрующие элементы 
фильтра ЖНШ забиты песком на 100%. При расследовании двух отказов 
погружного оборудования по причине снижение притока со средней 
наработкой 124 суток выявлен износ рабочих органов УЭЦН, износ 
текстолитовых шайб на рабочих органах по всей длине песок. 
Скважина 232Г имела 2 отказа по причине засорения рабочих органов  
УЭЦН при средней наработке насосного оборудования на отказ 141 сут. При 
этом в обоих случаях выхода из строя погружного оборудования все секции 
насоса при разборе имели тугое вращение, на рабочих органах по всей длине 
твёрдый налёт песка, износ рабочих колёс до 80 %. В других 4 случаях отказа 
погружного оборудования при средней наработке 137 суток в рабочих 
органах так же находился песок. 
Также следует отметить, что на рассматриваемом периоде средний 
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типоразмер работающего погружного оборудования составлял 55 м3/сут, и 
при невысокой скорости потока 100% вынос КВЧ на поверхность затруднён в 
результате чего будет происходить его оседание на рабочих органах насоса. 
Геологический разрез Холмистого месторождения представлен 
песчано- глинистыми отложениями мезозойско-кайнозойского осадочного 
чехла, которые подстилаются породами доюрского складчатого фундамента. 
Пласт Ю1
1  относится к верхней подсвите васюганской свиты – песчаную 
(регрессивную), образующую регионально-нефтеносную толщу. Песчаники 
серые с буроватым оттенком, разной степени интенсивности, средне и 
мелкозернистые, с прослоями карбонатных разностей, алевролитов и глин. 
По данным скважинам наблюдаются завышенные значения КВЧ, с 
пиковыми значениями превышающими 1000 мг/л достигающими 5256 (скв. 
201Г), сопровождающимся выносом песка. Вынос песка по 
вышеперечисленным скважинам связан со слабосцементированным 
песчаником пластов покуровской свиты. Что касается скважин Холмистого 
месторождения пробуренных на пласт Ю1
1 (рисунок 2.14, 2.15) так же 
наблюдается вынос песка со значениями по    КВЧ 
достигающими  2415  мг/л.  При  планировании  скважин  на  пласты  ПК  и    
Ю1
1Холмистого месторождения следует рассмотреть вариант установки  
проволочного фильтра, например, фильтры выпускаемые СП «УСС»,Россия, 
г.Рязань (рисунок 2.14). 
Данный тип фильтра имеет возможность многократной очистки без 
извлечения из скважины путём обратной промывки (рисунок 2.15). Типовая 
ширина зазора: 0.10мм (100мкм), 0.15мм (150мкм), 0.20мм (200мкм), и 
больше с шагом 0.05мм: 0.25мм, 0.30мм, 0.35мм, 0.40мм, … типовой допуск: 
±0.05мм (50мкм). Пропускная способность скважинного фильтра для нефти 
составляет 200 м3/сутки на 1 погонный метр фильтроэлемента, при стоимости 
28 тысяч рублей за 
10 метрового щелевого фильтрующего элемента.  Экономическая 
целесообразность установки фильтра данного типа исходит из возможности 
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уменьшения количества фильтрующих элементов в компоновке хвостовика 
заменой их сплошной трубой. Стоимости одного погонного метра трубы 
диаметром 114 мм. С толщиной стенки 7,4 мм равна 1079 рублей. 
 
 
 
 
Рисунок 2.14 – Схема проволочного фильтра 
 
Рисунок 2.15 – Схема промывки проволочного фильтра 
 
 
Согласно прогнозов ГТМ до 2021 года по Холмистому месторождению 
запланировано провести 4 зарезки боковых горизонтальных стволов на Ю1
1
. 1 
зарезку бокового горизонтального ствола на ПК20 Ярайнерского 
месторождения. Так же до середины 2015 года планируется бурение 15 
скважин на юрские отложения на 4-х месторождениях из них 10 скважин 
приходится на Холмистое месторождение. 
Выводы: 
- по результатам анализа эксплуатации горизонтальных скважин и 
боковых горизонтальных стволов, установлена высокая технологическая и 
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экономическая эффективность их внедрения в систему разработки; 
- установлено, что одним из основных факторов успешной 
эксплуатации подземного оборудования скважины с горизонтальным стволом 
является выбор способа заканчивания в зависимости от типа коллектора и 
свойств насыщающих его флюидов; 
- определены группы скважин, работающих на продуктивные пласты 
покурской свиты и юрские залежи, фильтроэлемент горизонтальных стволов 
которых   не   обеспечивает   проектных   показателей   работы   ГС.   По   
данным 
скважинам наблюдаются завышенные значения КВЧ, с пиковыми значениями 
превышающими 1000 мг/л достигающими 5256; 
- при слабой сцементированности коллекторов необходимо более 
тщательное проектирование способов заканчивания ГС, при оборудовании 
таких скважин фильтрами ФБ происходит отказ по причине засорения 
рабочих органов УЭЦН при средней наработке насосного оборудования 24 
сут. (скв. 201Г Вынгапуровское м/р (ПК22)); 
- при сопоставлении экономических затрат на заканчивание 
горизонтальных 
стволов установлена большая эффективность использования проволочных 
либо фильтров с гравийной набивкой, поскольку стоимость фильтра типа ФБ 
производства компании ОАО «Тяжпрессмаш» превосходит стоимость 
фильтров, выпускаемых СП «УСС», без учета затрат на проведение ремонта и 
замену подземного оборудования; 
- дальнейшая разработка месторождений компании, согласно 
проектным документам, будет сопровождаться строительством 
горизонтальных скважин, а также строительством БГС, для повышения 
эффективности эксплуатации подземного оборудования и самое главное 
наибольшей выработке пластов, необходимо более тщательное 
проектирование и обоснование способа заканчивания. 
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Электроцентробежные погружные насосы (ЭЦН) основной способ 
механизированной добычи нефти в ОАО «ГАЗПРОМНЕФТЬ-ННГ». 
Применяются для подъёма пластовой жидкости, а также в системах 
поддержания пластового давления. Механизированная добыча по ОАО 
«ГАЗПРОМНЕФТЬ- ННГ» осуществляется на 1686 скв. Из них  с помощью 
ШГН 6скв., ЭЦН 1680 скв. 
В настоящий момент производители ЭЦН предоставляют 
центробежные погружные насосы в габаритных группах 4, 5, 5А и выше 
габаритов. 
Учитывая рост трудно извлекаемых запасов нефти и проведя анализ 
работы скважин по месторождениям было выявлено, что основная часть 
скважин с высоким забойным давлением это скважины c ограничениями по 
глубине   спуска 
–  зарезки боковых горизонтальных стволов, горизонтальные скважины, 
скважины с углублением ствола скважины колонной меньшего диаметра.  
На данное время в ОАО «Газпромнефть-Ноябрьскнефтегаз» 204 скв. С 
осложненным строением колоны – скважины с не достижением Рзаб (зарезки, 
горизонты, углубления) суточная добыча по которым составляет 7692 т/сут. 
Из них углубления 18 скв. 632 т/сут. Остальные скважины – зарезки, 
горизонты. 178 скв. Ссуточной добычей 5814 т/сут. – добыча 
механизированным способом, а 26 скв. 1878 т/сут. Фонтанный лифт. 
При подборе оборудования основным из критериев является 
возможность спуска данного типоразмера в рассматриваемую 
эксплуатационную колону. Максимальный диаметральный габарит установки 
является  монтажным габаритом и складывается из габарита насоса, габарита 
ПЭД, толщины кабеля с клямсой или протектором. 
На данный момент производители центробежных насосов с приводом 
от погружного электродвигателя предлагают разногабаритные установки с 
различной номинальной производительностью: 
REDA–минимальный монтажный габарит 119 мм., производительность 
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-24- 700 м3/сут. 
Centrilift–минимальный монтажный габарит 99 мм., 
производительность – 80-400 м3/сут. 
Алнас–минимальный монтажный габарит 108 мм., производительность 
-80- 130 м3/сут. 
Борец–минимальный монтажный габарит 121 мм., производительность -
15- 125 м3/сут. 
Новомет–минимальный монтажный габарит 95 мм., 
производительность – 40-80 м3/сут. 
 Откуда видно, что минимальный габарит разработан 
компанией «Новомет». Одной из последних разработок компании «Новомет» 
является УЭЦН 3 габарита, аналогов которой в мире нет, хорошо 
зарекомендовала себя «в деле». Оборудование спроектировано для работы в 
скважинах  с минимальным внутренним диаметром колоны 100 
миллиметров. Это скважины обсаженные трубой 114 мм., как правило 
разведочные скважины, либо скважины после ремонта, с основной колонной 
большего типоразмера. При этом диаметральный габарит установки с кабелем 
составляет 95 мм. В ОАО «ТНК-ВР» на сегодняшний день находящиеся в 
работе установки (Спиридоновское, Долговское и Бобровское 
месторождения) проблем в эксплуатации не имеют, одна из них в работе 
более 502 сут. В ОАО «Оренбургнефть»: Спиридоновское месторождение, 
скв.  102), ЭЦН был спущен в 114 мм. Колону после ремонта КРС-ликвидация 
Н/Г Э/К). УЭЦН  3  габ.  Так  же  работает  в  ОАО  «РуссНефть»,  ОАО  
«Роснефть»,    ОАО «Славнефть». Отказ установки был в ОАО «Славнефть–
Мегионнефтегаз» причина: 15 сек. После  запуска – R-0, повреждены 
выводные концы. 
Рассмотрим подробнее конструкцию установки и её составляющие. 
Насос: его конструкция может быть как компрессионной сборки, так и с 
плавающими рабочими  колёсами.  Ступени  3  габарита  выполняются  по  
традиционной    для 
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«Новомет» порошковой технологии с применением вихревого венца на 
ведущем диске колеса, т.е. обладают высокой геометрической точностью и 
улучшенными характеристиками работы с газожидкостной смесью. 
Применение классической асинхронной машины в этом габарите 
представляется нецелесообразным из-за крайне низкого КПД. 
Соответственно, получается большая длина двигателя и значительно больший 
перегрев. В качестве привода в этих УЭЦН используются вентильные 
двигатели с наружным диаметром 81 мм и КПД до 92 %. При частоте 
вращения от 2850 до 5700 об/мин диапазон подач насосов составляет 40-80 м3 
в сутки, КПД – 53%, а максимальный допустимый напор – 3500 м. 
Вентильный двигатель, может оснащаться погружным блоком контроля 
параметров УЭЦН (термометрическая система – ТМС). 
Применение вентильного электродвигателя позволило: 
- уменьшить массогабаритные показатели УЭЦН; 
- повысить значение: КПД, коэффициента мощности, 
электромагнитного момента; 
- регулировать частоту вращения; 
При необходимости (на скважины с высоким газовым фактором) УЭЦН 
может оснащаться мультифазным насосом. В таблице 1.3 указаны 
типоразмеры серийно выпускаемых установок. 
 
Таблица 2.3 – Типоразмеры серийно выпускаемых установок. 
 
Подача м3/сут 
Частота вращения 
вентильного двигателя 
Цена тыс. Руб 
ВНН3-40 2850 об/мин. 4004,249 
ВНН3-45 3200 об/мин. Н.Д. 
ВНН3-50 3550 об/мин. 4617,495 
ВНН3-60 4300 об/мин. 4808,747 
ВНН3-80 5700 об/мин. 5000 
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Стоимость комплектующих для ВНН3-80: СУ -2800 тыс. руб, ПВЭД 1300 
тыс. руб, ТМС-250 тыс. руб, насос-650 тыс. руб. На оборудование в 5-м 
габарите цена колеблется от 514 тыс.руб до 558 тыс. руб в зависимости от 
типоразмера (ВНН5-15-ВНН5-79). Maксимальная  температура  пластовой  
жидкости  при  которой возможна эксплуатация УЭЦН 3 габарита – 160 С. 
Требования предъявляемые к кривизне скважин с внутренним диаметром 
э/колонны 100-105 мм согласно ТУ: Допустимый темп набора кривизны ствола 
скважины не должен превышать 2* на 10 м. длины. В месте подвески 
погружной установки кривизна ствола скважины не более 0.3 гр. На 10 м. 
длины, и угол отклонения оси ствола скважины от вертикали не более 60. 
Для эксплуатации в боковых стволах с диаметром обсадных колонн 114 
мм. Возможно использовать серийно выпускаемую установку 3 габарита, где 
габарит насоса 81 мм., габарит вентильного двигателя 81 мм., а 
максимальный габарит установки 94,78 мм. 
Вариант 2-й и 3-й компоновочного решения. 
Для эксплуатации в боковых стволах с диаметром обсадных колонн 102 
мм. Использовать комплектующие элементы от установки 3 габарита в 
разных схемах комплектации.  Классическая  схема  с  уменьшением  
габарита  отдельных узлов УЭЦН показана на рисунке 2.16. Схема установки 
«Перевертыш» указана на рисунке. 
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Рисунок 2.16 – Классическая схема с уменьшением габарита отдельных 
узлов УЭЦН – «а», схема установки «Перевертыш» – «б» 
 
Согласно рисунку 2.18 производится смена центробежного насоса, 
входного модуля, гидрозащиты на оборудование с максимальным  
диаметральным  размером 65 мм. 
Согласно схемы 2.19 производится конструктивное изменение 
оборудования где установка спускается с пакером ПРО-ЯМО2-ЯГ2(Ф)-82 где 
жидкость поступает сразу на приём насоса и выходит через выкидной модуль 
и проходя через погружной электродвигатель и охлаждая его, минуя 
гидрозащиту попадает на приёмный модуль и по лифту НКТ попадает на 
устье. Для сброса избыточного давления ближе к устью скважины на НКТ 
устанавливается перепускной клапан. 
Применимость данного оборудования на скважинах 
ОАО«ГАЗПРОМНЕФТЬ-ННГ» и достигаемый эффект сведены в таблице 2.4. 
Схематически подбор кандидатов представлен на рисунке 2.17. 
а) б) 
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Таблица 2.4 – Эффективность применяемого оборудования на скважинах ОАО 
«Газпромнефть-Ноябрьскнефтегаз» 
 
 
 
 
Рисунок 2.17 – Схема подбора кандидатов 
 
 
 Общий фонд горизонтальных скважин, зарезок, углублений – 204 скв. 
 Кандидаты для спуска оборудования в 3-м габарите – 24 скв. 
 При смене оборудования на 14 скважинах (эффект от 3-15
 т/сут.) суммарный прирост дебита составит 102 т/сут.  Снижение Рзаб на 
24 атм. 
 По 10 скважинам эффект не более 1 т/сут. 
 Прирост <2,5 т/сут – экономически не 
целесообразен. Показатели эффективности 
проекта: 
NPV –  194 533 тыс.руб.. 
PI – 3.00 
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DPP – окупается 
сразу Параметры 
расчетов: 
МТО (Закуп ЭЦН) – 64 909 тыс.руб. 
Ставка Дисконта – 15% 
Цена нефти – 6065 
руб./т Ставка НДПИ – 
2215 руб./т. 
График накопленного дисконтированного денежного потока изображён на 
рисунке 2.18. 
 
Рисунок 2.18 – Накопленный дисконтированный денежный поток. 
 
 
Выводы: 
- данное оборудование позволяет добиться поставленной цели – 
получение дополнительной добычи нефти за счет снижения уровня забойного 
давления до рекомендуемого; 
- экономически  выгодно  использование на скважинах  с приростом от    2,5 
т/сут; 
-диапазон  применения  ЭЦН  3-го  габарита  увеличится  при  выпуске  их   с 
большей производительностью (при осуществлении текущих мероприятий по 
24 скв. С суточной добычей 540 т/сут эффект получаем 102 т/сут. При 
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среднем обводнении  52%,  при  выпуске  ЭЦН  с  производительностью  180-
200     м3/сут. Имеется 89 скв. С суточной добычей 2390 т/сут с эффектом 402 
т/сут при среднем обводнении 75 %; 
- необходимо придерживаться ТУ для эксплуатации ЭЦН 3-го габарита 
на стадии проектирования строительства скважины или зарезки бокового 
горизонтального ствола; 
- применять оборудование 3-го габарита на скважинах после РИР с 
помощью колон меньшего диаметра. 
Средний действующий фонд нефтяных скважин по ОАО 
«Газпромнефть- ННГ» (Ноябрьская и Вынгапуровская группа 
месторождений) в 2011г. Составил– 1685 скважин. В процессе разработки 
месторождений необходимо установление оптимального забойного давления. 
При этом сложности возникают в скважинах со сложным строением 
эксплуатационной колонны (ЭК) (горизонтальные (ГС), после строительства 
боковых горизонтальных стволов (БГС), после углублений (Угл.), со смятием 
эксплуатационной колонны,после проведенияремонтно- изоляционных 
работ(РИР) с помощью колонн меньшего диаметра или установкой 
металлических пластырей, уменьшающих проходное сечение ЭК) где 
использование обычных УЭЦН с монтажным габаритом 4, 5, 5А и выше не 
представляется. Динамика ввода таких скважин за последние 5 лет приведена 
на рисунке 2.19. 
 
Рисунок 2.19 – Динамика ввода ГС, БГС, Угл. На месторождениях 
ОАО«Газпромнефть-ННГ» 
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Известны аналогичные, по своим техническим характеристикам, 
малогабаритные виды погружного оборудования различных 
производителей. Часть из них приведена в таблице 2.5. 
Таблица 2.5 – Характеристики оборудования малого габарита 
 
 Новомет 
3 габарит 
Новомет 
2А габарит 
Центролифт Серия 
DC Slim Hole 
Минимальный монтажный габарит 
установки, мм. 
95 82 96 
Минимальный внутренний диаметр 
обсадной колоны 
100 88 100 
Производительность, м3/сут 40-160 30-160 40-350 
 
 
По техническим условиям допустимый темп набора кривизны ствола 
скважины для малогабаритного оборудования Новомет не должен 
превышать 4° на 10 м. длины, а в зоне подвески кривизна ствола скважины 
не должен превышать 15 ' на 10 м. 
В период с 2010-2011 гг. на ряде скважин ОАО «Газпромнефть-ННГ» 
провели спуск комплекта погружного оборудования в 3-м монтажном 
габарите   и 2 комплекта в габарите 2А компании Новомет.
 Геолого-технические характеристики приведены в таблице 2.6. 
Таблица 2.6 – Геолого-технические характеристики скважин 
 
 
 
Скважи
на 
Диаметр 
эксплуат. 
колонны, 
мм. 
 
Интервал 
эксплуатац. 
Колонны, 
м. 
 
Толщина 
стенки, 
мм. 
Кривизна скважины 
Максимальный 
угол наклона, 
град. 
 
Глубина, 
метр 
Максимальный 
набор кривизны, 
град. 
 
Интервал, 
метр 
 
601 
146 0-509 7.7  
22.47 
 
750 
 
2.08 
 
470 
146 509-2484 7 
146 2484-2714 8.5 
146 2714-2855 7 
5045 
178 0-3005 9.2 
45,26 1330 1.89 750 
127 2855-3054 9.2 
 
 
На скважине 601 Ярайнерского месторождения, вскрыты объекты АВ-10-
11, АВ-7. Получен отказ погружного оборудования Centurion 400P60 
315ст. c наработкой насосного оборудования 846 сут. По причине отсутствие 
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подачи. Дебит на момент остановки составил 270 м3/сут при обводнённости 
продукции 98% 
При подъёме УЭЦН произошёл «полёт» подвески НКТ 2,5' в 
количестве 60 шт. 526 м. с УЭЦН, кабелем. После ликвидации аварии 
провели ПГИ с целью определения профиля притока, источника обводнения, 
технического состояния эксплуатационной колонны (ОППиИО,ОТСЭК). 
Пласт АВ-10-11 слабо работает в интервале 2255-2267,6м, состав пластового 
флюида не определен. Пласт АВ-7 работает в интервале 2154-2164,4м. 
Отмечается подтягивание пластового флюида снизу, из неперфорированной 
части пласта, с глубины 2167,4м. В притоке вода с признаками нефти. 
По результатам исследований было принято решение о изоляции пласта 
АВ-7 с помощью 2-х пакерной компоновки «Навигатор». После проведения 
работ по райбированию ЭК райберами различных диаметров – 126, 128 мм. В 
интервале 305-307,5 м. и шаблонировании ЭК шаблонами диаметров 124, 122 
мм. Удалось спустить 2-х пакерную компоновку на проектную – 307,5 м. 
Пакера установили – верхний на глубине 2143 м., нижний на глубине 2218,6 
м. 
Проведено повторное ПГИ с целью ОППиИО, ОТСЭК после установки 
двухпакерной компоновки «Навигатор». Пласт АВ-10-11 работает нефтью с 
водой в интервале 2255-2267,6 м, явные признаки заколонных перетоков не 
отмечаются. По термометрии отмечается работа пласта АВ-7 в интервале 
2154-2167,4 м через пакер 2143,2 м. 
Приток с АВ-10-11 с учётом работы пласта АВ-7 через верхний пакер 
согласно ПГИ 50 м3/сут. С Рзаб-60 атм. Произвели монтаж и приступили к 
спуску 2ВННП5-59-2400. На глубине 310.5 м. по низу УЭЦН произошла 
«посадка» спускаемой компоновки. 
После райбирования интервала 305-307,5 м. райбером123,128 мм.с 
целью детального исследования интервала ЭК 260-360 м. провели ГИС  
методом  магнито – импульсной дефектоскопии (МИД). В результате 
исследований  выявили в интервале 301.0 – 305.0 сильную деформация ЭК. В 
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данном   интервале было отмечено увеличение толщины стенок ЭК. Что 
может быть связано со смятием ЭК. Не исключается смещение ЭК в районе 
муфтового соединения на глубине 302.0 м. В остальных интервалах толщина 
колонны меняется в пределах погрешности прибора 7.3-8.0мм. 
С целью осуществления спуска погружного оборудования производили 
райбирование эксплуатационной колонны райберами различных диаметров – 
123,125,127 мм. И спуск специальных шаблонов диаметрами 122, 120, 118 мм. 
Получали не проход в интервалах 305-307,5 м. Спуск специального шаблона 
диаметром 100 мм., длиной 24 м. до глубины 350 м. прошёл без затяжек. 
На основании данных МИД и прохождении специального шаблона, 
учитывая возможный риск заклинивания оборудования при развитии 
деформации эксплуатационной колонны принято решение о комиссионном 
спуске ВНН3-50- 2250 с ПВЭДН63-81. УЭЦН был спущен на проектную 
глубину без затяжек и «посадок» и запущен в работу. 
С целью увеличения депрессии на продуктивный пласт имея 
ограничения  по глубине спуска оборудования в 4, 5, 5А в связи с 127 мм. 
Диаметром  хвостовика скважина 5045 Вынгапуровского месторождения 
была выбрана для спуска оборудования во 2А габарите. После спуска воронки 
с хвостовиком 41 м. и спец. Шаблона Ø 95мм. Длиной 50 м. до глубины 3041 
м. и обратной промывки произвели монтаж и спуск ВНН2А-40-2700 на 
глубину2910 м. по низу УЭЦН. Глубина спуска по вертикали 2658 м. 
Инклинометрия по скважине представлена на рисунке 2.20. 
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Рисунок 2.20 – Инклинометрия по скважине 5045 Вынгапуровского 
месторождения 
 
На пробном запуске установки 23.10.2011г. получили заклинивание 
установки связанное с заводским браком муфты вала. При повторной 
спуска подъёмной операции была смонтирована и спущена в скважину 
установка ВНН2А-60-2700 с ПВЭДН80-81 и запущена в работу. 
Результаты сравнительного анализа работы скважины до замены и после 
по скважинам 601 Ярайнерское м-р  и 5045 Вынгапуровское приведён в 
таблице Таблица 2.7. Динамика работы скважины 601 Ярайнерского м-р 
после проведения ремонта с накопленной добычей представлена на 
рисунке 2.21. 
Таблица 2.7 – Результаты анализа работы скважин 601 Ярайнерского и 5045 
Вынгапуровского месторождений 
 Скв. 601 Ярайнерского м-р Скв. 5045 Вынгапуровского м-р 
 Остановочные Запускные На дату Остановочные Запускные На дату 
Дата 07.09.2010 29.10.2010 01.12.2010 18.10.2010 29.10.2010 01.12.2011 
УЭЦН 
Centurion 
400P60 315ст. 
ВНН3-
50- 2550 
ВНН3-
50- 2550 
1ВННП5-25- 
2250 
ВНН2А-
60- 2700 
ВНН2А-60- 
2700 
Qж, м3/сут. 270 36 39 26 45 43 
% обводнения 98 80 85 40 65 33 
Qн, т/сут. 6 6 5 13 13 23.5 
Нсп, м. 1836 2020 2020 2800 2910 2910 
Рпр, атм. 106 40 42 88 135 106 
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Рисунок 2.21 – Динамика работы скважины 601 Ярайнерского м-р 
 
Затраты на ремонт скважины 601 Ярайнерского м-р не окупились за 
весь период эксплуатации в связи с низким дебитом по нефти связанным с 
высоким темпом обводнения пласта АВ-7 в интервале 2154-2167,4 через не 
герметичный верхний пакер на глубине 2143,2 м. На срок окупаемости 
повлияла сложность ремонта связанного с длительным КРС и проведением 
геофизических исследований и исследований МИД. Если учитывать то, что 
для возвращения скважины в работу ремонт КРС был необходим, то 
дополнительные затраты для спуска УЭЦН 3-го габарита были связаны лишь 
с шаблонированием эксплуатационной колонны. 
Затраты на ремонт скважины 5045 Вынгапуровского м-р окупаются 
чуть больше чем через месяц работы. 
При смене оборудования на меньший типоразмер по факту отказа стоит 
учитывать лишь разницу на дополнительные работы связанные с 
использованием оборудования малого габарита (шаблонированием ЭК перед 
спуском УЭЦН). 
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Выводы: 
Оборудование малого габарита возможно использовать в скважинах с 
техническими ограничениями колонны – колоны меньшего диаметра, к   
которым можно отнести зарезки боковых горизонтальных стволов, 
горизонтальные скважины, углубления ствола скважин, где используется 
хвостовик меньшего диаметра. 
При строительстве горизонтальных скважин и зарезки боковых 
горизонтальных стволов в проектных документах необходимо 
предусматривать технические требования для дальнейшего использования 
оборудования малых габаритов. 
Результаты проведения ремонтных работ направленных на изоляцию 
обводнившихся интервалов горизонтального участка не всегда обеспечивают 
поставленного результаты. В этой связи в работе выполнен анализ 
применения современных композиционных материалов для  РИР, а также 
представлены перспективы их использования. 
Известно, что важнейшей проблемой совершенствования ограничения и 
изоляции водопритоков в эксплуатационных скважинах, а также 
межпластовых перетоков является достижение селективного 
(избирательного) воздействия на обводнившуюся часть пласта. При 
селективной изоляции исключается необходимость разобщения 
водонасыщенной и нефтенасыщенной части пласта и последующей 
перфорации последней. Отсюда упрощение и улучшение технологии 
производства работ и сокращение времени на освоение скважины. 
Исходя из геологических предпосылок и истории разработки 
месторождений Общества испытание технологий селективной изоляции 
предлагается провести на объектах разработки Спорышевского 
месторождения с различным характером их обводнения. 
К примеру, скважина №470Г, по данным заключения ПГИ от 
07/01/2012, Интервал перфорации пласта БС10 (3281-4058 м) изолирован. По 
ПГИ скважина исследуется как добывающая на пласт ПК19. После 
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стравливания пласт ПК19 работает слабо в интервале 2332.4-2334 м. В притоке 
вода с признаками нефти (нефть в режиме накопления). Основной приток 
(около 70 %) получен перетоком сверху с выходом через верхние дыры 
перфорации (максимально работают коллекторы в интервале 2305-2317 м). 
Не исключается подтягивание    пластового флюида снизу с глубины 2355 м. 
Интерпретация неоднозначна из-за слабой работы пласта. Дебит по ВГД за 
час составил 75 м3/сут при Нср.д.=397 м. Дебит  по барометрии Q=73 м3/сут. 
На рисунке 2.22 представлена динамика технологических показателей 
эксплуатации. 
 
Рисунок 2.22 – Динамика технологических показателей эксплуатации 
скважины №470Г. Пласт БС10, Спорышевское месторождение 
Как следует из результатов интерпретации ПГИ, 70% притока 
приходится  на заколонный переток из вышележащего пласта, а также 
подтягивание пластового флюида из нижних интервалов. 
Скважин №69Г. Заключение ПГИ 10/04/2011 
После стравливания динамический уровень в течение 5,1 часов 
поднялся на 4 метра до глубины 906 м, расчетный дебит составил 0,37 
м3/сут, при Нсд= 908 м. В интервалах 2020-2070 м, 2170-2230 м 
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термоаномалии, интерпертация неоднозначна из-за малого дебита. В 
интервале 1200-1260 м термоаномалия, интервал перекрыт НКТ.  
Заключение ПГИ 14/04/2011 
Пласт АС-6 не работает. Перфорированная часть пласта АС-4 2199-
2206,2 м работает слабо, предположительно нефтью (нефть в режиме 
накопления). Отмечается интенсивный переток снизу из пласта АС5 с 
глубины 2227 м и более слабый переток сверху из пласта АС1-3 с глубины 
2175,6 м. Суммарная доля перетока, судя по темпу восстановления 
термополя, не менее 80-85 % общего объема притока. Дебит по ВГД не 
оценивается из-за быстрого подъема уровня.  
Динамика технологических показателей эксплуатации представлена на 
рисунке 2.23. 
 
Рисунок 2.23 – Динамика технологических показателей эксплуатации 
скважины №69Г. Пласт АС4, Спорышевское месторождение 
По результатам анализа динамики эксплуатации скважин и 
результатам промыслово-геофизических исследований следуют выводы о 
необходимости проведения качественных ремонтно-изоляционных работ 
(ранее результаты получены не были например СКВ 1082 РИР ЗКЦ 
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(Геотехнокин). Для объектов Спорышевского месторождения геолого-
физические условия объектов которого различны, необходим 
индивидуальный подход и возможность оперативной модернизации   
композиции   с   незначительными   финансовыми   затратами.    В 
таблице 2 приведена классификация видов РИР и соответствующие им 
полимерные композиции «Геотерм» с различными литерами, 
применяемые при определенных температурах и проницаемостях 
зачастую соответствующих пластам Спорышевского месторождения. 
Для испытания технологии предлагается произвести изоляционные 
работы  в 5 добывающих скважинах. В соответствии с полученной 
эффективностью данная технология может быть рекомендована к 
применению в последующем. 
В таблице 2.8 приведены геологические характеристики добывающих 
скважин Спорышевского месторождения, планируемых к проведению 
одновременной селективной изоляции. 
Таблица 2.8 – Геологические характеристики добывающих скважин 
Спорышевского месторождения 
 
№ 
п/п 
Месторождение 
№ 
скв. 
№ 
куст 
Состояние 
по фонду Пласт 
Искусст. Забой, 
м 
Текущий забой, 
м 
Интервал перфорации, м 
Причина нахождения 
скважины в 
неработающем фонде 
1 
Спорышевское 470г 50 бездействие ПК-19 2900м(ц.м) 
2879м(ПГИ 
07.01.2012г) 
2332-2334м(05.01.2012м) Переточная 
2 
Спорышевское 69Г 2а бездействие 
АС-4, 
АС-6 
3423/2321.9м 
(ц.м) 
2321,9 
2198-2206м(АС-4); 2236-
2238; 
2245-2249м(АС-6) 
Обводнение 
3 
Спорышевское 323 6 пьезометр 
АС-
6 
2519/2446м 
(ц.м) 
2440м (ПРС П.В 
06.08г) 
2100-2102.5,  2104-2106.5  
2108-2110 
Обводнение 
4 
Спорышевское 56 3 бездействие ПК-16 1881.3(ц.м) 1881.3м(ц.м) 1855-1859м(14.02.12г) 
Неподтверждение 
ФЕС 
 
5 
Спорышевское 1081 15 пьезометр 
ПК-
15+ПК-
18 
2670.3/2027.8м 
(ц.м.) 
2027.8м 
1868-1871(ПК-15) ЗПК-89АТ 
60отв 05.03.12 
1968-1970(ПК-19) ЗПК-89АТ 
40отв 07.03.12 
обводнение 
 
В расчёте использованы следующие показатели: 
1. Удельный прирост дебита добывающих скважин по нефти на 1 
м эффективной толщины пласта в зоне перфорации: - при обводнённости 
> 70% - + 0,8 т/сут 
2. Коэффициент уменьшения дебита жидкости – 0.65. 
3. Удельный расход электрической энергии (ЭЭ) на жидкость – 
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19.45 кВт*ч/тн 
4. Тариф средний на ЭЭ -2,69 руб/кВт*ч 
Затраты на ТРС и закуп оборудования не учитывались в связи с тем, что 
для вывода скважин из б/д и пьезометра для сокращения простаивающего 
фонда на данных скважинах пришлось бы проводить гораздо дорогостоящий 
ремонт КРС с последующим спуском УЭЦН. 
Проведённые технико – экономические расчёты поприменению 
селективной изоляции, таблица 2.9  могут  свидетельствовать  не  только 
об её эффективности для увеличения  дебитов скважин по 
нефти, но и об энергосберегающей технологии, при которой одновременно 
уменьшаются отборы жидкости, попутной и закачиваемой воды. Так за 
период продолжающегося эффекта, который в расчёте принят – 4 месяца 
ожидаются следующие показатели. 
Таблица 2.9 – Технико – экономические расчёты по применению селективной 
изоляции на скважинах Спорышевского месторождения 
 
 
№ 
п/
п 
 
 
 
Месторожден
ие 
 
 
 
№ 
скв. 
 
 
 
№ 
кус
т 
 Ожидаемые параметры 
 
 
ΔQж, 
т/сут 
 
 
ΔQ
н, 
т/су
т 
 
 
Эконом
ия, 
кВт*ч 
 
Экономия 
от 
сокращен
ия эл. 
Энергии, 
руб. 
 
 
Стоимос
ть работ, 
руб. 
 
Выручка 
от 
дополнитель
но й 
добычи, 
руб. 
 
 
Эффективнос
ть работ, 
руб. 
Дебит 
жидкост
и, т/сут 
 
% 
обвод
н. 
Деб
ит 
нефт
и, 
т/сут 
Дебит 
жидкост
и, т/сут 
 
% 
обв
од
н 
Деби
т 
нефт
и, 
т/сут 
1 
Спорышевск
ое 
470г 50 142 98 3 50 91 5 92 2 215 472 579 620 382 000 883 200 1 080 820 
2 
Спорышевск
ое 
69Г 2а 1930 99,3 11 676 98 13 1255 2 2 928 602 
7 877 
940 
382 000 883 200 8 379 140 
3 
Спорышевск
ое 
323 6 60 99,5 0 21 84 3 39 3 91 045 244 910 382 000 1 766 400 1 629 310 
4 
Спорышевск
ое 
56 3 158 98,2 2 55 91 5 103 2 239 751 644 930 382 000 1 324 800 1 587 730 
5 
Спорышевск
ое 
1081 15 264 97,8 5 92 91 8 172 3 400 596 
1 077 
604 
382 000 1 766 400 2 462 004 
 Итого         1 660 12 3 875 466 
1042500
4 
1910000  15 139 004 
На основании вышеизложенного и в связи с отсутствием в настоящее 
время альтернативного метода по ограничению водопритоков, считаем 
целесообразным провести испытание технологии селективной изоляции с 
обработкой – 5 добывающих скважин Спорышевского месторождения. При 
этом ориентировочные затраты составят 1 910 тыс.рублей, а среднее на 1 
скважину – 382 тыс.рублей. 
За период продолжающегося эффекта, принятого в 4 месяца, 
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прогнозируемая дополнительная добыча нефти составит 1 440 т. Или 12 т/сут, 
средний прирост дебитов по нефти на 1 скважину – 2,5 т/сут, срок 
окупаемости –  в течении месяца, экономический эффект за 4 месяца – 15 139 
тыс.рублей. Сокращение потребления электроэнергии составит за период 
расчёта 4 месяца –  3 875 тыс. кВт∙ч, что составляет 10 425 тыс. руб. 
При увеличении времени продолжения эффекта можно ожидать и 
повышение эффективности по перечисленным показателям. 
 
2.3  Анализ результатов исследования влияния геолого-физических 
параметров и технико-технологических факторов на выработку запасов 
нефти скважинами с горизонтальным окончанием 
По результатам предыдущих подразделов следует отметить, что 
поддержание уровней добычи нефти на месторождениях с высоким 
значением выработки начальных извлекаемых запасов, высокой 
обводнённостью в основном обеспечено адресной работой с фондом скважин. 
Однако результаты работ по эксплуатации наклонно-направленных и 
горизонтальных скважин, и проведение таких геолого-технических 
мероприятий, как оптимизация работы погружного оборудования, ремонтно-
изоляционные работы, методы интенсификации добычи нефти и др., имеют 
много меньшую эффективность в сравнении с качественным 
проектированием, основанным на детализации особенностей геологического 
строения залежей, и анализе опыта применения технологии горизонтального 
вскрытия. 
При комплексном рассмотрении установленных осложнений сделаны 
выводы о необходимости адресного проектирования мероприятий по 
повышению технологической эффективности разработки обводненных 
залежей, при этом от оперативности принятых решений и качественном 
обосновании ГТМ будет зависеть как выработка запасов нефти так и ее 
рентабельность. 
Данные результаты свидетельствуют о необходимости детального учета 
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особенностей геологического строения. В связи с этим выполнено обобщение 
накопленного опыта применения технологии горизонтального вскрытия 
продуктивных пластов. 
В рамках работы была сформирована и систематизирована база 
параметров 
- представительная выборка технологических показателей работы ГС. Всего 
рассмотрено 196 скважин из которых были отобраны 118, остальные были не 
приняты по таким основным причинам как, некачественное строительство, 
аварии при проведении ремонтных работ по замене погружного 
оборудования, вскрытие нескольких      продуктивных      пластов.      
Количество      скважин      различных 
месторождений, исследуемые параметры представлены в Приложении А, 
краткая информация приведена таблицах 2.11, 2.12. 
Таблица 2.10 – Параметры, определяющие технологическую 
эффективность скважин с горизонтальным окончанием 
№ Параметр 
Единицы 
измерения 
Группа пластов 
Среднее Всего 
ПК А Б Ю 
1 Количество скважин шт. 18 5 86 9 -- 118 
 
2 
Количество скважин 
как элементов системы 
разработки 
 
шт. 
 
18 
 
5 
 
86 
 
9 
 
-- 
 
118 
 
3 
Количество скважин 
как элементов 
оптимизации системы 
разработки 
 
шт. 
 
0 
 
0 
 
0 
 
0 
 
-- 
 
0 
4 Длина ГС м 424 638 512 573 536,7
5 
-- 
5 Входной дебит, т/сут т/сут 346,8 500,2 260,7 260,4 342,0
3 
-- 
6 Удельный дебит, Qвх/Lгс т/сут*м 0,818 0,784 0,509 0,454 0,64 -- 
7 Кпрод.вх т/сут*МПа 99,45 134,6 36,3 30,3 75,16 -- 
8 Депрессия, дР МПа 8,6 9,5 12,3 10 10,10 -- 
9 Рзаб МПа 10 11 12,2 17,1 12,58 -- 
10 Рпл МПа 18,6 20,5 24,5 27,1 22,68 -- 
11 Обводненность, N % 22,1 26,3 23 12 20,85 -- 
12 Проницаемость, k мД 113,3 53,7 23,3 49,4 59,91 -- 
13 
Нефтенасыщенна
я толщина, hнн 
м 7,7 7,64 7,27 13 8,90 -- 
14 вязкость, m мПа*с 2,99 1,42 1,44 0,535 1,60 -- 
15 Гидропроводность, e мД*м/мПа*се
к 
587 370,6 175 968 525,1
4 
-- 
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Создание систематизированной базы технико-технологических 
параметров горизонтальных скважин направлено на решение таких задач как: 
- определение зависимости дебита ГС от длины для определенных 
геолого- физических условий: 
- определение зависимости дебита ГС от геолого-физических 
параметров, таких как проницаемость, толщина пласта, гидропроводность, 
проводимость; 
- определение сходимости фактических показателей работы ГС 
с аналитическими моделями. 
В таблице  2.11 представлены искомые зависимые переменные Y и 
независимые переменные Х. 
Таблица 2.11 – Параметры, определяющие технологическую 
эффективность скважин с горизонтальным окончанием 
№ 
п/п 
Зависимые (Y) 
переменные и 
независимые (X) 
 
Обозначение 
 
Параметры переменных 
 
1 
 
Y1 
 
Кпрод.нач 
коэффициент продуктивности, 
определяется как отношение дебита 
жидкости к депрессии, т/сут∙МПа 
2 Y2 Qн.нач. начальный дебит нефти, т/сут 
3 Y3 Qж.нач. начальный дебит жидкости, т/сут 
4 Y4 qн.н. удельный дебит нефти на 1 метр Lгс, 
т/сут∙м 
5 Y5 qж 
удельный дебит жидкости на 1 метр Lгс, 
т/сут∙м 
1 X1 hнн эфф. нефтенасыщенная толщина, м. 
2 X2 k k - проницаемость, м
2
 
3 X3 k∙h k∙h - проводимость пласта, м
2∙м 
4 X4 (k∙h)/µ гидропроводность пласта, м
2∙м/мПа∙с 
5 X5 LГС длина горизонтального участка 
 
 
Обобщенные результаты регрессионно-корреляционного анализа 
представлены в таблице 2.12 и на рисунках 2.24, 2.25, 2.26. Следует 
отметить, что в рамках анализа также было выполнено сопоставление 
дебитов, определенных  по аналитическим зависимостям с фактическими 
(рисунок 2.26).  
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Таблица 2.12 – Сводные результаты регрессионно-корреляционного анализа 
 
 
№ 
Зависимость  
Вид 
зависимости 
 
Уравнение (вид) 
множественный 
коэффициент 
корреляции, R2 
 
Количество 
образцов Y X 
1 Y1 Кпрод.нач X1 hнн линейная Kпрод.ж = 5,5787∙hнн 0,006 118 
2 Y1 Кпрод.нач X2 k линейная Kпрод.ж =0,963∙k+11,748 0,5569 118 
3 Y1 Кпрод.нач X3 k∙h линейная 
Kпрод.ж = 
0,038k∙h+36,032 
0,3317 118 
4 Y1 Кпрод.нач X4 (k∙h)/ µ линейная Kпрод.ж = 0,0827∙kh/m 0,1422 118 
5 Y1 Кпрод.нач X5 LГС степенная 
Kпрод.ж = 
0,0355Lгс^1,0707 
0,1643 118 
6 Y2 Qн.нач. X1 hнн линейная Qн = 10,305h+206,19 0,0448 118 
7 Y2 Qн.нач. X2 k линейная Qн = 1,8343k+208,76 0,1895 118 
8 Y2 Qн.нач. X3 k∙h линейная Qн = 0,0327k∙h+16,346 0,1213 92 
9 Y2 Qн.нач. X4 (k∙h)/ µ линейная Qн = 0,0397kh/m+24,468 0,0384 104 
10 Y2 Qн.нач. X5 LГС логарифмич
еская 
Qн =324,97ln(Lгс)-1711,7 0,285 
118 
11 Y3 Qж.нач. X1 hнн линейная Qж = 13,02h+291,22 0,0394 118 
12 Y3 Qж.нач. X2 k линейная Qж = 2,4421k+289,54 0,1851 118 
13 Y3 Qж.нач. X3 k∙h линейная Qж = 0,725k∙h+359,86 0,0624 118 
14 Y3 Qж.нач. X4 (k∙h)/ µ линейная Qж = 0,124k∙h/m+354,78 0,0548 118 
15 Y3 Qж.нач. X5 LГС логарифмичес
кая 
Qж =374,52ln(Lгс)-1910,7 0,2087 118 
16 Y4 qн.н. X1 hнн линейная qн = 0,0057h+0,3514 0,0248 96 
17 Y4 qн.н. X2 k линейная qн =0,0074k+0,2689 0,2458 97 
18 Y4 qн.н. X3 k∙h линейная qн =0,0006k∙h+0,3434 0,1356 105 
19 Y4 qн.н. X4 (k∙h)/ µ линейная qн =0,0018k∙h/m+0,3212 0,2076 103 
 
Как видно из таблицы связи по большинству параметров нет либо 
слабые, исключением является зависимость коэффициента 
продуктивности от проницаемости. Однако после исключения из выборки 
максимальных значений связи нет. 
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Рисунок 2.24 – Зависимость дебита скважины от длины горизонтального 
участка для месторождений Ноябрьского региона 
 
 
Рисунок 2.25 – Зависимость Кпрод от проницаемости. 
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Рисунок 2.26 – Сопоставление фактического дебита скважины и расчетных 
значений дебитов по Joshi, Борисову и Giger 
 
Как видно из таблиц зависимость дебита скважины от длины 
горизонтального участка имеет низкий множественный коэффициент 
детерминации, что свидетельствует об отсутствии зависимости с данным 
параметром, можно предположить, что данный факт обусловлен 
значительным различием геолого-физических характеристик объектов в 
выборке. 
В этой связи для более детальной систематизации полученной 
информации и решения поставленных задач, залежи были сгруппированы по 
геологической характеристике следующим образом (рисунок 2.27): 
- группа ПК - пласты ПК – верхнемеловые отложения; 
- группа А - АС, АВ верхнемеловые отложения; 
- группа Б - БС и БВ нижнемеловые отложения: 
- группа Ю - верхне юрские отложения. 
Аналогичный регрессионно-корреляционный анализ выполнен для 
сформированных групп. 
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Рисунок 2.27 – Распределение количества скважин по группам. 
 
 
Для пластов группы А получены следующие результаты, представленные на 
рисунках 2.28, Рисунок 2.29, 2.30. 
 
 
Рисунок 2.28 – Зависимость дебита скважины от длины горизонтального участка 
для скважин пластов группы А. 
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Рисунок 2.29 – Зависимость дебита скважины от депрессии (аналог 
индикаторной диаграммы), скважин пластов группы А. 
 
 
Рисунок 2.30 – Сопоставление дебита скважины и расчетных значений дебитов 
по Joshi, Борисову и Giger, для скважин пластов группы А. 
 
Как видно из графиков видно, что при высоких значениях множественного 
коэффициента детерминации, количество образцов пять единиц, по этому 
критерию и статистическому выборку невозможно охарактеризовать достоверной. 
По аналогичному критерию для дальнейшего рассмотрения не приняты данные по 
группам пластов ПК и Ю. 
Для пластов группы Б получены следующие результаты, представленные в 
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таблице 2.13 на рисунках 2.31, 2.32, 2.33 
Таблица 2.13 – Сводные результаты регрессионно-корреляционного анализа 
 
№ 
Зависимость 
 
Вид зависимости 
 
Уравнение (вид) 
множественный 
коэффициент 
детерминации, R2 
 
Кол-во 
образцов Y X 
1 Y1 Кпрод.нач X1 hнн линейная Kпрод.ж = 
0,9984∙hнн+30,104 
0,0139 86 
2 Y1 Кпрод.нач X2 k линейная Kпрод.ж 
=1,0026∙k+11,667 
0,2707 86 
3 Y1 Кпрод.нач X3 k∙h линейная Kпрод.ж = 
0,0999∙kh+24,624 
0,212 86 
4 Y1 Кпрод.нач X4 (k∙h)/ny линейная Kпрод.ж = 0,3936∙kh/ μ 
+3,9375 
0,3652 84 
5 Y1 Кпрод.нач X5 LГС логарифмическая Kпрод.ж = 30,674∙ln(Lгс)-
151,68 
0,0906 86 
6 Y2 Qн.нач. X1 hнн линейная Qн = 6,9845∙h+211,3 0,0211 86 
7 Y2 Qн.нач. X2 k линейная Qн = 10,271∙k+55,621 0,1752 82 
8 Y2 Qн.нач. X3 k∙h линейная Qн = 1,4787∙kh+87,821 0,2111 83 
9 Y2 Qн.нач. X4 (k∙h)/ny линейная Qн = 1,2929∙kh/ μ 
+144,11 
0,1271 86 
10 Y2 Qн.нач. X5 LГС логарифмическая Qн =141,94ln(Lгс)-
649,08 
0,224 63 
11 Y3 Qж.нач. X1 hнн линейная Qж = 13,57h+266,81 0,0488 86 
12 Y3 Qж.нач. X2 k линейная Qж = 4,6605k+251,8 0,088 86 
13 Y3 Qж.нач. X3 k∙h линейная Qж = 1,7157kh+157,78 0,1715 86 
14 Y3 Qж.нач. X4 (k∙h)/ny линейная Qж =2,0899h/ μ +179,92 0,1974 84 
15 Y3 Qж.нач. X5 LГС логарифмическая Qж =0,6729Lгс
0,9649
 0,2129 86 
21 Y4 qн.н. X1 hнн линейная qн = 0,0036h+0,4788 0,0015 81 
22 Y4 qн.н. X2 k линейная qн =2,8322k-0,4832 0,2142 77 
23 Y4 qн.н. X3 k∙h линейная qн =0,0027kh+0,201 0,2619 83 
24 Y4 qн.н. X4 (k∙h)/ny линейная qн =0,0019kh/μ+0,3338 0,1086 84 
 
 
 
 
Рисунок 2.31 – Зависимость дебита скважины от длины горизонтального участка 
для скважин пластов группы Б. 
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Рисунок 2.32 – Зависимость дебита скважины от депрессии (аналог 
индикаторной диаграммы), скважин пластов группы Б. 
 
 
Рисунок 2.33 – Сопоставление дебита скважины и расчетных значений 
дебитов по Joshi, Борисову и Giger, для скважин пластов группы Б. 
 
По результатам графоаналитического анализа можно сделать 
следующие выводы: 
- зависимость дебита скважины от длины горизонтального участка 
не выявлена, поскольку нельзя утверждать, что полученные уравнения 
регрессии - статистически надежны; 
- теснота связи между дебитом по нефти, жидкости, удельными 
дебитами от длины ГС, коэффициентами продуктивности скважин от 
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геолого-физических параметров не установлена; 
 
- связь и закономерность фактических дебитов скважин с расчетными 
по аналитическим моделям не установлена. 
 
2.4 Сравнение методов очистки фильтра 
Прямая промывка 
Сущность промывки состоит в размыве и выносе пробки на поверхность 
промывочной жидкостью (нефтью, водой и т. д.). 
В промысловой практике различают следующие способы промывок: прямую, 
обратную и комбинированную. 
При обратной промывке жидкость нагнетают в промывочные трубы, а 
размытый песок выносится на поверхность по кольцевому пространству между 
промывочными трубами и эксплуатационной колонной; при прямой промывке 
промывочную жидкость нагнетают в кольцевое пространство, а размытый 
песок движется по промывочным трубам. Комбинированная промывка 
представляет собой соединение этих двух способов, а именно: размыв пробки 
происходит так же, как и при обратной промывке, а размытый песок выносится 
на поверхность, как при прямой промывке. 
В качестве жидкости для промывки песчаных пробок на промыслах 
применяют нефть, воду и глинистый раствор. 
Применение воды в качестве промывочной жидкости для чисто нефтяных 
скважин не препятствует быстрому освоению их после промывки, если только в 
процессе промывки скважины не поглощают воду. Если же при промывке 
происходит поглощение, то освоение скважин после промывки часто сильно 
затрудняется. 
Опыт показывает, что промывка водой песчаных пробок в скважинах, 
дающих безводную нефть или нефть с незначительным количеством воды, в 
ряде случаев приводит к резкому снижению проницаемости призабойной зоны 
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скважин. 
Поэтому для чисто нефтяных скважин, в которых при промывке песчаной 
пробки происходит поглощение, в качестве промывочной жидкости следует 
применять только нефть. 
Для промывки скважин, дающих нефть с водой, качество промывочной 
жидкости также должно быть увязано со свойствами пород и физико-
химической характеристикой нефти. 
При выборе воды в качестве промывочной жидкости необходимо 
учитывать ее способность оттеснять нефть в пористой среде, т. е. 
нефтевымывающую способность. Одним из основных показателей, 
определяющих указанную способность, является величина поверхностного 
натяжения на границе нефть — вода. Воды с малым значением поверхностного 
натяжения способствуют быстрому освоению скважины после ее промывки. 
Обратная промывка 
Как указывалось, при обратной промывке жидкость нагнетают в 
скважину через промывочные трубы; выходя из них, промывочная жидкость 
размывает пробку и выносит ее по кольцевому пространству на поверхность. 
При обратной промывке фильтров песок не взвешивается, промывочная 
вода разрушает более или менее сцементированный песчаный слой с 
образованием в нем трещин и каналов. 
Прямая  промывка по сравнению с обратной имеет ряд преимуществ. 
1.  При одинаковой производительности промывочного насоса скорость  
восходящего  потока   при   прямой   промывке  в   несколько раз больше 
скорости при обратной промывке. 
2.  Почти полностью устраняется возможность прихвата труб в процессе 
промывки вследствие нахождения выносимой породы в промывочных трубах и 
чистой жидкости в межтрубном пространстве. 
3.  Прямую  промывку можно проводить при меньших давлениях на 
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насосе, так как скорость струи, достаточная для выноса песчинок, может быть 
достигнута при сравнительно меньших расходах- жидкости.                                                
Наряду с этими преимуществами прямая  промывка имеет свои 
недостатки, главным из которых является то, что скорость нисходящей струи в 
кольцевом пространстве мала и не всегда может обеспечить размыв породы. 
Прямую промывку нельзя применять при особо плотной пробке. 
Регенерация фильтра с извлечением НКТ 
 Данный способ является самым затратным так как после извлечения НКТ 
необходимо опустить в скважину промывочную трубу и только после этого 
начать промывку фильтра. Данный метод является самым продолжительным. 
Таблица 2.14. Приблизительные затраты на очистку с извлечением НКТ 
Дебит по нефти, баррель/сут 165,312 
Средняя продолжительность ремонта, час 
(Нрем) 
48 
Стоимость ремонта скважины бригадой ПРС, 
руб./час 
2500 
Отпускная стоимость нефти, долл/баррель 50 
Итого затрат, руб. 136531,2 
В таблице не учитывались затраты на промывочную жидкость т.к. они 
являются аналогичными затратам в других сравниваемых методах.  
 
2.5 Гидравлический расчет промывки забойных песчаных пробок 
Проведем гидравлический расчет промывки забойной песчаной пробки, 
для чего определим давление на выкиде насоса, необходимую мощность 
двигателя, давление на забое скважины, время на промывку пробки и 
разрушающее действие струи. Сравним прямую и обратную промывку водой. 
Исходные данные: глубина скважины мH 600 ; диаметр эксплуатационной 
колонны ммD 141 ; диаметр промывочных труб ммd 60 ; максимальный 
размер песчинок, составляющих пробку, мм1 ; песчаная пробка находится в 
эксплуатационной колонне выше фильтра. Промывка ведется промывочным 
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агрегатом АзИНМАШ-35, эксплуатационная характеристика которого 
приведена в таблице. 
 
Таблица 2.15 - Техническая характеристика агрегата АзИНМАШ 
(максимальная мощность двигателя 110 кВТ) 
Включенная    
скорость 
Номинальная 
частота вращения 
двигателя, об/мин 
Число двойных 
ходов плунжера в 
минуту 
Подача насоса, 
л/с 
Давление на 
выкиде, МПа 
I 
II 
III 
IV 
2500 
2500 
2500 
2500 
39,7 
58,0 
88,2 
134,0 
3,16 
4,61 
7,01 
10,15 
16,0 
11,0 
7,2 
4,3 
 
 
Рисунок 2.34 - Схема прямой (а) и обратной (б) промывок скважин 
1 – колонна; 2 – НКТ; 3 – устьевой тройник; 4 – промывочный вертлюг; 5 – 
промывочный насосный агрегат; 6 – устьевой сальник; 7 – переводник со 
шлангом 
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 Прямая промывка водой. 
 
Потери давления на гидравлические сопротивления при движении 
жидкости в 60-мм трубах определяются по формуле 
стводм
g
v
d
H
h н
в
.,
2
2
1  ,                                                        (2.1) 
где   - коэффициент трения при движении воды в трубах; 
 вd  - внутренний диаметр промывочных труб, м;  
нv  - скорость нисходящего потока жидкости, м/с. 
037.0  из таблицы 2.9.  
 
Таблица 2.16 - Коэффициент гидравлического сопротивления λ для воды 
 
Диаметр труб, мм 48 60 73 89 114 
Значение λ 0,04 0,037 0,035 0,034 0,032 
 
./36.3;/32.2;/52.1;/048.1;0503,0 смvcмvcмvcмvмd нIVнIIIнIIнIв  Скорости найдены 
методом интерполирования для расходов жидкости (при I, II, III и IV 
скоростях), равных 3,16; 4,61; 7,01 и 10,15 л/с. 
мh I 71.24
81.9*2
048.1
0503.0
600
037.0
2
1   
 
мh II 97.51
81.9*2
52.1
0503.0
600
037.0
2
1   
 
мh III 08.121
81.9*2
32.2
0503.0
600
037.0
2
1   
 
мh IV 96.253
81.9*2
36.3
0503.0
600
037.0
2
1   
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Таблица 2.17 - Скорость нисходящего потока жидкости в промывочных трубах 
( νн, см/с) 
Расход 
жидкости, л/с 
Диаметр труб, мм 
60 73 89 114 
1 49,5 33,1 22,0 12,6 
2 99,0 66,2 44,0 25,2 
3 148,5 99,3 66,0 37,8 
4 198,0 132,4 88,0 50,4 
5 247,5 165,5 110,0 66,0 
6 297,5 198,6 132,0 75,6 
7 346,5 231,7 154,0 88,2 
8 396,5 264,8 176,0 100,8 
10 495,5 331,0 220,0 126,0 
15 742,5 496,6 330,0 189,0 
 
 Потери давления на гидравлические сопротивления при движении смеси 
жидкости с песком в кольцевом пространстве скважины определяются по 
формуле 
 
стводм
g
v
dD
H
h в .,
2
2
2

                       (2.2) 
Здесь   - коэффициент, учитывающий повышение гидравлических потерь 
давления в результате содержания песка в жидкости. Величина колеблется от 
1,1 до 1,2 принимаем 1,2;   - коэффициент трения при движении воды в 
кольцевом пространстве, определяется по разности диаметров 141-мм и 60-мм 
труб 125-60=65мм, что почти соответствует 73-мм трубам, для которых 
035.0 ; 06.0d  - наружный диаметр промывочных труб. вv  - скорость 
восходящего потока жидкости в кольцевом пространстве, м/с (находят путем 
интерполирования). 
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Таблица 2.18 - Скорость движения жидкости в кольцевом пространстве (в см/с) 
Расход жидкости 
л/c 
Диаметр эксплуатационной колонны, мм 
114 141 168 
Диаметр насосно-компрессорных труб 
60 73 60 73 60 73 89 
3 59,0 79,8 30 34,5 20,2 22,2 26,2 
4 78,8 106,4 40 46,0 27,0 29,6 34,9 
5 98,4 133,0 50 57,5 33,8 37,0 43,6 
6 118,0 159,6 60 69,0 40,5 44,5 52,3 
7 137,8 186,2 70 80,5 47,3 51,8 61,1 
8 157,6 212,8 80 92,0 54,0 59,2 69,8 
10 197,0 266,0 100 115,0 67,5 74,0 87,2 
15 295,0 399,0 150 172,5 101,0 111,0 131,0 
 
мh I 51.1
81.9*2
276.0
06.0125.0
600
*035.0*2.1
2
2 

  
мh II 15.3
81.9*2
399.0
06.0125.0
600
*035.0*2.1
2
2 

  
мh III 35.7
81.9*2
61.0
06.0125.0
600
*035.0*2.1
2
2 

  
мh IV 30.15
81.9*2
88.0
06.0125.0
600
*035.0*2.1
2
2 

  
 
 Потери напора на уравновешивание столбов жидкости разной плотности в 
промывочных трубах и в кольцевом пространстве определяется по формуле 
К.А. Апресова: 
стводм
v
v
f
Flm
h
в
кр
ж
п ..,11
)1(
3 












,                                    (2.3) 
где m-пористость песчаной пробки;  
F-площадь сечения эксплуатационной колонны;  
l-высота пробки, промытой за один прием, м (длина двухтрубного колена);  
f-площадь сечения кольцевого пространства скважины, см2;  
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п  - площадь песка кг/м3; ж - плотность воды, кг/м3;  
крv  - скорость свободного падения песчинок, см/с (критическая скорость), 
определяется по табл 2.19. 
 
Таблица 2.19 - Критическая скорость падения песчинок 
Максимальный 
размер зерен, 
мм 
Скорость 
свободного 
падения, см/с 
Максимальный 
размер зерен, мм 
Скорость 
свободного 
падения, см/с 
Максимальный 
размер зерен, 
мм 
Скорость 
свободного 
падения, см/с 
0,01 0,01 0,17 2,14 0,45 4,90 
0,03 0,07 0,19 2,39 0,50 5,35 
0,05 0,19 0,21 2,60 0,60 6,25 
0,07 0,36 0,23 2,80 0,70 7,07 
0,09 0,60 0,25 3,00 0,80 7,89 
0,11 0,90 0,30 3,50 0,90 8,70 
0,13 1,26 0,35 3,97 1,00 9,50 
0,15 1,67 0,40 4,44 1,20 11,02 
 
вv  - скорость восходящего потока жидкости, м/c 
В нашей задаче эти величины равны: 
cсмvмкгмкгмfмlмFm кржп /5,9;/1000;/2600;00915.0;12;0120.0;3.0
3322  
мh I 77,71
276.0
095.0
1
1000
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh II 81,101
399.0
095.0
1
1000
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh III 17,131
610.0
095.0
1
1000
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh IV 53,141
880.0
095.0
1
1000
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
 
 
 Потери давлении на гидравлические сопротивления в шланге и вертлюге, при 
движении воды определяется по опытным данным, приведенным в табл. 2.20. 
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Таблица 2.20 - Гидравлические потери напора в шланге и вертлюге 
Расход воды, л/с 
Потери напора, м 
вод.ст. 
Расход воды, л/с 
Потери напора, м 
вод.ст. 
3 4 7 22 
4 8 8 29 
5 12 9 36 
6 17 10 50 
 
 
 Потери давления на гидравлические сопротивления в 60-мм нагнетательной 
линии от насоса до шланга. Принимаем длину этой линии мlн 40 . По формуле 
(1) получим h6 при работе агрегата. 
мh I 65.1
81.9*2
048.1
0503.0
40
037.0
2
1   
мh II 46.3
81.9*2
52.1
0503.0
40
037.0
2
1   
мh III 07.8
81.9*2
32.2
0503.0
40
037.0
2
1   
мh IV 93.16
81.9*2
36.3
0503.0
40
037.0
2
1   
 
 
Давление на выкиде насоса определяется суммой потерь, то есть
)(
10
1
6543216
hhhhhhgp жн   , МПа                          (2.4) 
4.0)65.17.477.751.171.24(81.9*1000
10
1
6
нIp МПа 
78.0)46.34.1081.1015.397.51(81.9*1000
10
1
6
нIIp МПа 
68.1)07.82217.1335.708.121(81.9*1000
10
1
6
нIIIp МПа 
25.3)93.163153.1430.1596.253(81.9*1000
10
1
6
нIVp МПа 
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 Давление на забое скважины: 
)(
10
1
326
hhHgp жз   , МПа                                                    (2.5) 
98.5)77.751.1600(81.9*1000
10
1
6
зIp , МПа   
02.6)81.1015.3600(81.9*1000
10
1
6
зIIp , МПа   
09.6)17.1335.7600(81.9*1000
10
1
6
зIIIp , МПа   
18.6)53.1430.15600(81.9*1000
10
1
6
зIVp , МПа   
 
Мощность, необходимая для промывки песчаной пробки, определяется по 
формуле: 
апQpN 
310/ , кВт                                                       (2.6) 
где 65,0а  - общий механический к.п.д. агрегата. 
92.165.0*1000*10/16.3*1000000*39.0 3 IN , кВт     
55.565.0*1000*10/61.4*1000000*76.0 3 IIN , кВт     
16.1865.0*1000*10/01.7*1000000*64.1 3 IIIN , кВт     
82.5065.0*1000*10/15.10*1000000*16.3 3 IVN , кВт     
Агрегат АзИНМАШ-35 имеет максимальную мощность двигателя 110 кВт. 
 Коэффициент использования максимальной мощности промывочного агрегата 
K определяется из соотношения  
%100
maxN
N
K           (2.7) 
%75.1%100
110
88.1
IK  
%05.5%100
110
41.5
IIK  
%51.16%100
110
65.17
IIIK  
%20.46%100
110
27.49
IVK  
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Скорость подъема размытого песка пv  определяется как разность скоростей 
       крвп vvv                                                  (2.8) 
181.0095.0276.0 пv м\с 
304.0095.0399.0 пv  м\с 
515.0095.061.0 пv  м\с 
785.0095.088.0 пv  м\с 
 
 Продолжительность подъема размытой пробки после промывки ее каждым 
коленом до появления чистой воды определяется по формуле. 
пvHt                (2.9) 
чct 92.092.3314181.0600   
чсt 55,068,1973304,0600   
чсt 32,005,1165515,0600   
чсt 21,033,764785,0600   
 Размывающая сила струи жидкости. Силу удара струи промывочной жидкости 
можно определить по следующей формуле : 
Ff
Q
P
ц
2
2102  , кПа            (2.10) 
84.0
8.19*120
16.3
102
2
2 P , кПа 
1.79
8.19*120
61.4
102
2
2 P , кПа 
14.4
8.19*120
01.7
102
2
2 P , кПа 
67.8
8.19*120
15.10
102
2
2 P , кПа 
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Обратная промывка водой. 
 Потери напора на гидравлические сопротивления при движении жидкости в 
кольцевом пространстве между 141-мм и 60-мм трубами определяются по 
формуле 
стводм
g
v
dD
H
h н
н
.,
2
2
1

     
мh I 25.1
81.9*2
276.0
06.0125.0
600
*035.0
2
2 

  
мh II 62.2
81.9*2
399.0
06.0125.0
600
*035.0
2
2 

  
мh III 13.6
81.9*2
61.0
06.0125.0
600
*035.0
2
2 

  
мh IV 75.12
81.9*2
88.0
06.0125.0
600
*035.0
2
2 

  
 Потери напора на гидравлические сопротивления при движении смеси 
жидкости с песком в 60-мм трубах определяются по формуле 
стводм
g
v
d
H
h в
в
.,
2
2
2  ,   где скорость вv  - скорость восходящего потока равна нv  
при прямой промывке. 
мh I 65.29
81.9*2
048.1
0503.0
600
037.0*2.1
2
1   
мh II 37.62
81.9*2
52.1
0503.0
600
037.0*2.1
2
1   
мh III 39.145
81.9*2
32.2
0503.0
600
037.0*2.1
2
1   
мh IV 75.304
81.9*2
36.3
0503.0
600
037.0*2.1
2
1   
 
Потери напора на уравновешивание разности плотностей жидкостей в 
промывочных трубах и кольцевом пространстве определяются по формуле 
(2.3), в которую вместо f подставляют 28.19 смfц   - площадь внутреннего 
сечения 60-мм труб. 
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стводм
v
v
f
Flm
h
в
кр
ж
п
ц
..,11
)1(
3 












 
мh I 46.691
048,1
095.0
1
1000
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh I 18.731
52,1
095.0
1
1000
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh I 03.761
32,2
095.0
1
1000
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh I 71.771
36,3
095.0
1
1000
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
 
Гидравлические потери давления в шланге и вертлюге при обратной промывке 
обычно отсутствуют или ничтожно малы. Примем их за 0,005м; 0,017м; 0,022м 
и 0,034м соответственно при I II III и IV скоростях промывки. 
 
 Потери давления на гидравлические сопротивления в 60-мм нагнетательной 
линии от насоса до шланга. Принимаем длину этой линии мlн 40 . По формуле 
(2.1) получим h6 при работе агрегата. 
мh I 11.0
81.9*2
266.0
0503.0
40
037.0
2
1   
мh II 24.0
81.9*2
399.0
0503.0
40
037.0
2
1   
мh III 56.0
81.9*2
61.0
0503.0
40
037.0
2
1   
мh IV 16.1
81.9*2
88.0
0503.0
40
037.0
2
1   
 
 Давление на выкиде насоса определяется суммой потерь, то есть 
)(
10
1
6543216
hhhhhhgp жн   , МПа            (2.4) 
99.0)11.0005.046.6965.2925.1(81.9*1000
10
1
6
нIp МПа 
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36.1)24.0017.018.7337.6262.2(81.9*1000
10
1
6
нIIp МПа 
24.2)56.0022.003.7629.14513.6(81.9*1000
10
1
6
нIIIp МПа 
89.3)16.1034.071.7775.30475.12(81.9*1000
10
1
6
нIVp МПа 
 
 Давление на забое скважины 
)(
10
1
326
hhHgp жз   , МПа         (2.5) 
86.6)46.6965.29600(81.9*1000
10
1
6
зIp , МПа   
22.7)18.7337.62600(81.9*1000
10
1
6
зIIp , МПа   
06.8)03.7629.145600(81.9*1000
10
1
6
зIIIp , МПа   
64.9)71.7775.304600(81.9*1000
10
1
6
зIVp , МПа   
 
Мощность, необходимая для промывки песчаной пробки, определяется по 
формуле 
апQpN 
310/ , кВт             (2.6) 
где 65,0а  - общий механический к.п.д. агрегата. 
79.465.0*1000*10/16.3*1000000*99.0 3 IN , кВт     
63.965.0*1000*10/61.4*1000000*36.1 3 IIN , кВт     
13.2465.0*1000*10/01.7*1000000*24.2 3 IIIN , кВт     
72.6065.0*1000*10/15.10*1000000*89.3 3 IVN , кВт     
 
Агрегат АзИНМАШ-35 имеет максимальную мощность двигателя 110 кВт. 
Коэффициент использования максимальной мощности промывочного агрегата 
K определяется из соотношения  
%100
maxN
N
K            (2.7) 
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%36.4%100
110
79.4
IK  
%76.8%100
110
63.9
IIK  
%93.21%100
110
13.24
IIIK  
%20.55%100
110
72.60
IVK  
Скорость подъема размытого песка пv  определяется как разность скоростей  
крвп vvv             (2.8) 
953.0095.0048.1 пv м\с 
425.1095.052.1 пv  м\с 
225.2095.032.2 пv  м\с 
265.3095.036.3 пv  м\с 
 
 Продолжительность подъема размытой пробки после промывки ее каждым 
коленом до появления чистой воды определяется по формуле. 
пvHt   (9) 
чct 17.059.629953.0600   
чсt 12,005.421425.1600   
чсt 07,066.269225.2600   
чсt 05,077.183265.3600   
 Размывающая сила струи жидкости. Силу удара струи промывочной жидкости 
можно определить по следующей формуле  
Ff
Q
P
2
2102  , кПа         (2.10) 
18.0
5.91*120
16.3
102
2
2 P , кПа 
39.0
5.91*120
61.4
102
2
2 P , кПа 
9.0
5.91*120
01.7
102
2
2 P , кПа 
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88.1
5.91*120
15.10
102
2
2 P , кПа 
 
Прямая промывка нефтью. 
Промывочная жидкость – нефть с кинематической вязкостью см /104.0 24  и 
плотностью 3/890 мкг . 
Потери давления на гидравлические сопротивления в 60-мм трубах. 
Определим параметр Рейнольдса при работе на скорости равной см /048.1 . 
1317104.0/0503.0048.1/Re 4  d  
Параметры Рейнольдса при других скоростях течения равны 1911, 2917, 4225. 
Видно, что при скоростях I и II режим течения ламинарный, а при остальных – 
турбулентный. 
Определим коэффициенты трения при работе: 
На скорости I 
;0486.01317/64Re/64 I  
На скорости II 
;0335.01911/64 II  
На скорости III 
;0430.0
2917
3164.0
Re
3164.0
44
III  
На скорости IV 
;0392.0
4225
3164.0
4
IV  
Сопротивления в подъемных трубах при работе на скорости I определим по 
формуле (1) 
мh I 45.32
81.9*2
048.1
0503.0
600
0486.0
2
1   
Для остальных скоростей аналогично имеем  
мh II 47
81.9*2
52.1
0503.0
600
0335.0
2
1   
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мh III 7.140
81.9*2
32.2
0503.0
600
0430.0
2
1   
мh IV 1.269
81.9*2
36.3
0503.0
600
0392.0
2
1   
 Сопротивление при движении смеси жидкости с песком в кольцевом 
пространстве. 
Параметр Рейнольдса при скорости I  
5,448104,0/)06,0125,0(276,0/)(Re 4  нвI dDv  
При ламинарном режиме 
14.05.448/64Re/64  I  
При скоростях в , равных cми /88.0;61.0;399.0 (ламинарный режим течения), 
имеем значения   соответственно равные 045.0065.0;099.0 и . 
Величины 
2h  по формуле получим при работе на скорости I 
мh I 14.6
81.9*2
276.0
)06.0125.0(
600
14.02.1
2
2 

  
Для остальных скоростей аналогично имеем  
мh II 87.8
81.9*2
399.0
)06.0125.0(
600
099.02.1
2
2 

  
мh III 56.13
81.9*2
61.0
)06.0125.0(
600
065.02.1
2
2 

  
мh IV 57.19
81.9*2
88.0
)06.0125.0(
600
045.02.1
2
2 

  
 Потери напора на уравновешивание столбов жидкости разной плотности в 
промывочных трубах и в кольцевом пространстве определяем по формуле при 
работе на скорости I 
мh I 1.101
276.0
095.0
1
890
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
При работе на II, III и IV скоростях эти потери равны: 
мh II 5.131
399.0
095.0
1
890
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
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мh III 15.161
610.0
095.0
1
890
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh IV 69.171
880.0
095.0
1
890
2600
00915.0
12*012.0)3.01(
3 













  
 Потери напора в шланге 
4h и вертлюге 5h  примем такими же как и при 
промывке водой, а именно: 4,7; 10,4; 22 и 31 м. вод. ст. 
 Потери давления на гидравлические сопротивления в 60-мм нагнетательной 
линии ( мLн 40 ) от насоса до шланга найдем по формуле (1) 
мh I 16.2
81.9*2
048.1
0503.0
40
048.0
2
1   
мh II 14.3
81.9*2
52.1
0503.0
40
033.0
2
1   
мh III 39.9
81.9*2
32.2
0503.0
40
043.0
2
1   
мh IV 96.17
81.9*2
36.3
0503.0
40
039.0
2
1   
 Давление на выкиде насоса определим по формуле  
48.0)65.17.409.1014.643.32(81.9*890
10
1
6
нIp МПа 
73.0)46.34.1050.1387.803.47(81.9*890
10
1
6
нIIp МПа 
75.1)07.82215.1656.1388.140(81.9*890
10
1
6
нIIIp МПа 
10.3)93.163169.1757.1936.269(81.9*890
10
1
6
нIVp МПа 
 Давление на забое скважины 
38.5)09.1014.6600(81.9*890
10
1
6
зIp , МПа   
43.5)50.1387.8600(81.9*890
10
1
6
зIIp , МПа   
50.5)15.1656.13600(81.9*890
10
1
6
зIIIp , МПа   
56.5)69.1757.19600(81.9*890
10
1
6
зIVp , МПа   
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 Необходимая мощность двигателя: 
33.265.0*1000*10/16.3*1000000*48.0 3 IN , кВт     
16.565.0*1000*10/61.4*1000000*73.0 3 IIN , кВт     
89.1865.0*1000*10/01.7*1000000*75.1 3 IIIN , кВт     
34.4865.0*1000*10/15.10*1000000*10.3 3 IVN , кВт     
 
 Коэффициент использования максимальной мощности промывачного агрегата: 
%12.2%100
110
33.2
IK  
%69.4%100
110
16.5
IIK  
%18.17%100
110
89.18
IIIK  
%94.43%100
110
34.48
IVK  
 Скорость подъема размытого песка пv  определяется как разность скоростей  
181.0095.0276.0 пv м\с 
304.0095.0399.0 пv  м\с 
515.0095.061.0 пv  м\с 
785.0095.088.0 пv  м\с 
 
 Продолжительность подъема размытой пробки после промывки ее каждым 
коленом до появления чистой воды определяется по формуле. 
чct 91.092.3314181.0600   
чсt 54,068,1973304,0600   
чсt 32,005,1165515,0600   
чсt 21,033,764785,0600   
 Размывающая сила струи жидкости. Силу удара струи промывочной жидкости 
можно определить по следующей формуле 
 101 
 
84.0
8.19*120
16.3
102
2
2 P , кПа 
1.79
8.19*120
61.4
102
2
2 P , кПа 
14.4
8.19*120
01.7
102
2
2 P , кПа 
67.8
8.19*120
15.10
102
2
2 P , кПа 
 
Обратная промывка нефтью. 
 
 Потери напора на гидравлические сопротивления при движении жидкости в 
кольцевом пространстве между 141-мм и 60-мм трубами определяются по 
формуле 
мh I 11.5
81.9*2
276.0
06.0125.0
600
*14.0
2
2 

  
мh II 39.7
81.9*2
399.0
06.0125.0
600
*099.0
2
2 

  
мh III 3.11
81.9*2
61.0
06.0125.0
600
*0645.0
2
2 

  
мh IV 31.16
81.9*2
88.0
06.0125.0
600
*045.0
2
2 

  
 Потери напора на гидравлические сопротивления при движении смеси 
жидкости с песком в 60-мм трубах определяются по формуле 
мh I 91.38
81.9*2
048.1
0503.0
600
048.0*2.1
2
1   
мh II 44.56
81.9*2
52.1
0503.0
600
033.0*2.1
2
1   
мh III 06.169
81.9*2
32.2
0503.0
600
043.0*2.1
2
1   
мh IV 24.323
81.9*2
36.3
0503.0
600
039.0*2.1
2
1   
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Потери напора на уравновешивание разности плотностей жидкостей в 
промывочных трубах и кольцевом пространстве определяются по формуле 
(2.3), в которую вместо f подставляют 28.19 смfц   - площадь внутреннего 
сечения 60-мм труб. 
мh I 33.841
048,1
095.0
1
890
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh I 52.881
52,1
095.0
1
890
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh I 72.911
32,2
095.0
1
890
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
мh I 61.931
36,3
095.0
1
890
2600
00198.0
12*012.0)3.01(
3 













  
 
Гидравлические потери давления в шланге и вертлюге при обратной промывке 
обычно отсутствуют или ничтожно малы. Примем их за 0,005м; 0,017м; 0,022м 
и 0,034м соответственно при I II III и IV скоростях промывки. 
 
 Потери давления на гидравлические сопротивления в 60-мм нагнетательной 
линии от насоса до шланга. Принимаем длину этой линии мlн 40 . По формуле 
(2.1) получим h6 при работе агрегата. 
мh I 44.0
81.9*2
266.0
0503.0
40
14.0
2
1   
мh II 64.0
81.9*2
399.0
0503.0
40
099.0
2
1   
мh III 97.0
81.9*2
61.0
0503.0
40
0645.0
2
1   
мh IV 40.1
81.9*2
88.0
0503.0
40
045.0
2
1   
 
Давление на выкиде насоса определяется суммой потерь, то есть  
12.1)44.0005.033.8491.3811.5(81.9*890
10
1
6
нIp МПа 
 103 
 
34.1)64.0017.052.8844.5639.7(81.9*890
10
1
6
нIIp МПа 
38.2)97.0022.072.9106.16930.11(81.9*890
10
1
6
нIIIp МПа 
79.3)40.1034.061.9324.32331.16(81.9*890
10
1
6
нIVp МПа 
 
7. Давление на забое скважины 
31.6)33.8491.38600(81.9*890
10
1
6
зIp , МПа   
50.6)44.5652.88600(81.9*890
10
1
6
зIIp , МПа   
52.7)72.9106.169600(81.9*890
10
1
6
зIIIp , МПа   
88.8)61.9324.323600(81.9*1000
10
1
6
зIVp , МПа   
 
Мощность, необходимая для промывки песчаной пробки, определяется по 
формуле 
47.565.0*1000*10/16.3*1000000*12.1 3 IN , кВт     
47.965.0*1000*10/61.4*1000000*34.1 3 IIN , кВт     
71.2565.0*1000*10/01.7*1000000*38.2 3 IIIN , кВт     
25.5965.0*1000*10/15.10*1000000*79.3 3 IVN , кВт     
 
Агрегат АзИНМАШ-35 имеет максимальную мощность двигателя 110 кВт. 
 
 Коэффициент использования максимальной мощности промывочного агрегата 
K определяется из соотношения  
%100
maxN
N
K            (2.7) 
%97.4%100
110
47.5
IK  
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%61.8%100
110
47.9
IIK  
%38.23%100
110
71.25
IIIK  
%86.53%100
110
25.59
IVK  
Скорость подъема размытого песка пv  определяется как разность скоростей  
крвп vvv             (2.8) 
953.0095.0048.1 пv м\с 
425.1095.052.1 пv  м\с 
225.2095.032.2 пv  м\с 
265.3095.036.3 пv  м\с 
 
 Продолжительность подъема размытой пробки после промывки ее каждым 
коленом до появления чистой воды определяется по формуле. 
пvHt            (2.9) 
чct 17.059.629953.0600   
чсt 12,005.421425.1600   
чсt 07,066.269225.2600   
чсt 05,077.183265.3600   
12. Размывающая сила струи жидкости. Силу удара струи промывочной 
жидкости можно определить по следующей формуле  
Ff
Q
P
2
2102  , кПа         (2.10) 
18.0
5.91*120
16.3
102
2
2 P , кПа 
39.0
5.91*120
61.4
102
2
2 P , кПа 
9.0
5.91*120
01.7
102
2
2 P , кПа 
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88.1
5.91*120
15.10
102
2
2 P , кПа 
 
Рисунок 2.35 - Гистограмма сравнения параметров обратной и прямой промывки 
 
Выводы по разделу 2: 
- по результатам работ по ликвидации водопритока на скважине №101Г 
следует, что эффект от операции значителен, происходит изоляция 
обводнившихся интервалов ГС и, соответственно, снижение объемов попутно 
добываемой воды; 
- следует  отметить,  что  после  проведения  операции  РИР  на      
скважине 
- №101Г произошло снижение дебита по нефти почти в два раза, что 
говорит о частичной изоляции, работавших нефтенасыщенных интервалов, 
исследования после ликвидации не проводились; 
- по результатам анализа эксплуатации горизонтальных скважин и 
боковых горизонтальных стволов, установлена высокая технологическая и 
экономическая эффективность их внедрения в систему разработки; 
- установлено, что одним из основных факторов успешной 
эксплуатации подземного оборудования скважины с горизонтальным стволом 
является выбор способа заканчивания в зависимости от типа коллектора и 
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свойств насыщающих его флюидов; 
- при слабой сцементированности коллекторов необходимо более 
адресное проектирование способов заканчивания ГС, при оборудовании 
таких скважин фильтрами ФБ происходит отказ по причине засорения 
рабочих органов УЭЦН при средней наработке насосного оборудования 24 
сут.(скв. 201Г Вынгапуровское м/р (ПК22)); 
- дальнейшая  разработка  месторождений  компании,  согласно   
проектным 
- документам, будет сопровождаться строительством горизонтальных 
скважин, а также строительством БГС, для повышения эффективности 
эксплуатации подземного оборудования и самое главное наибольшей 
выработке пластов, необходимо более детальное проектирование и 
обоснование способа заканчивания; 
 - Были проанализированы различные методы очистки фильтров от 
механических примесей и кольматирующих веществ. Скорость и 
эффективность промывки зависят от качества промывочной жидкости, 
выбранного способа промывки, диаметра эксплуатационной колонны и 
промывочных труб, характера самой пробки и т. д. Метод очистки фильтра с 
извлечением НКТ является самым дорогостоящим. 
 - Расчетные данные, полученные при прямой и обратной промывках, 
помещены в таблицу. 
Как видна из таблицы, обратная промывка требует более высокого давления на 
выкиде насоса, создает большее забойное давление, в несколько раз ускоряет 
вынос размытой песчаной пробки. 
 - Промывка нефтью требует более высокого давления, чем промывка 
водой. Ее следует применять, если песчаная пробка находится ниже башмака 
эксплуатационной колонны, что уменьшает вредные последствия поглощения 
пластом промывочной жидкости.  
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СПЕЦИАЛЬНАЯ ЧАСТЬ 
3.1 Общие данные. 
Поддержание рентабельности разработки все возрастающей доли 
трудноизвлекаемых запасов возможно только на основе создания и 
применения новых методов извлечения нефти из пластов. Один из 
методов доизвлечения остаточной нефти связан с разработкой 
горизонтальных скважин, имеющих в 2-7 раз большую площадь 
дренирования. Необходимо учитывать также то, что в нашей стране 
примерно 80% скважин эксплуатируются насосными установками. 
Средняя наработка глубинных насосов в России составляет 150 - 350 
суток, т. е. в 5-10 раз ниже проектного ресурса, что обусловлено 
снижением качества фильтрации перекачиваемой смеси. Поэтому, наряду 
с выбором способа освоения и эксплуатации скважин с позиции 
повышения эффективности нефтегазовых месторождений важное © 
Siberian Federal University. All rights reserved  Corresponding author E-mail 
address: 3-a@li.ruместо также занимают конструктивные особенности 
фильтров. При эксплуатации скважин, оборудованных фильтрами, 
снижение производительности и выход из строя происходят в основном 
по двум причинам: пескование скважин; повышение входных 
сопротивлений в фильтрах под влиянием механического, 
гидрохимического и биологического кольматажа. Если в первом случае 
существуют множество эффективных решений, например способ 
прокачки эрлифтом, как наиболее быстрый и сохраняющий целостность 
фильтра независимо от его материала, то применяемые меры по 
устранению кольматажа не имеют длительного эффекта. Опыты и 
наблюдения, проводимые на различных нефтегазовых сооружениях, 
позволили сделать заключение, что ни один из способов восстановления 
производительности (химический, гидромеханический или 
комбинированный) не возвращают скважинам их первоначальных 
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дебитов в процессе эксплуатации, а носят временный характер. В связи с 
этим актуально применение такой системы, при которой частые 
остановки работы скважины совмещаются с постоянным циклическим 
чередованием гидромеханических и химических способов очистки. 
Возможное решение проблемы организации постоянной циклической 
работы очистного оборудования связано с автоматизацией его работы без 
проведения спускоподъемных операций. Известным способом решения 
выше указанной проблемы является модернизация существующего 
обратного клапана . В штатном режиме клапан предупреждает излив 
жидкости из насосно-компрессорной трубы в скважину и раскручивание 
вала насоса в следствие гидроудара. Предлагаемая модернизация 
заключается в возможности его плавного открывания в обратном 
направлении, а так же промывки приема и полости электроцентробежных 
насосов от твердых взвешенных частиц песка, асфальтосмолистых 
веществ и солей путем подачи очистного раствора со стороны устья. При 
этом обратное открывание клапана для промывки осуществляется 
опусканием груза без дополнительного подъема давления в колонне 
насосно-компрессорных труб, которое могло бы привести к аварийной 
ситуации. Однако данный механизм открывания не позволяет вести 
очистку эффективных наклонных и горизонтальных скважин. Авторами 
настоящей статьи предлагаются конструкции альтернативных вариантов 
обратных клапанов. Модернизация обратного клапана Устройство, 
реализующее обратное открывание клапана с помощью электромагнита 
(рис. 3.1), по сравнению с описанным выше аналогом , имеет меньшие 
гидравлические сопротивления. 
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1-насосно-компрессорная труба; 2- корпус клапана; 3 – золотник; 4 – возвратная 
пружина; 5-корпус электромагнита; 6 – катушка электромагнита; 7 – полюс 
электромагнита; 8-ответное электромагнитное кольцо;9-фильтр;10-кабель;11-коробка 
контактов зажимов; 12,13-внутренняя и внешняя диэлектрические трубки. 
Рис 3.1-Обратный клапан электроцентробежной установки с электромагнитом. 
В режиме работы погружного центробежного насоса золотник 3 силами 
гидравлического давления перемещается влево, сжимая пружину 4, тем 
самым открывая доступ свободному потоку жидкости через отверстия в 
золотнике 3. При отключении насоса золотник 3 возвращается в исходное 
положение, закрывая переток жидкости. В режиме промывки, при подаче 
напряжения на катушку электромагнита 6, золотник клапана 3 вновь 
перемещается влево, но уже за счет электромагнитных сил между полюсом 
7 и кольцом 8. Недостаток конструкции обратного клапана с 
использованием электромагнита (рис. 1) связан с отсутствием защиты от 
загрязнений контактов между ферромагнитным кольцом 8 и полюсом 7. 
Альтернативное устройство клапана с аналоговым механизмом позволяет 
исключить недостатки указанных выше устройств, сохранив их 
достоинства. На рис. 2 представлена схема трехрежимного клапана с 
аналоговым механизмом. Клапан содержит корпус 2 с выходными 
отверстиями по обоим его торцам. Внутри корпуса 2 коаксиально 
расположены золотник 3, пружины 4,8, сепаратор 6 с шариками 11, 
опорное кольцо 7, направляющая втулка 9, а также звездочка 5. В качестве 
основного элемента аналогового механизма выступает направляющая 
втулка (рис. 2, г, д), которая представляет собой обечайку с нарезанными 
на торце пазами в виде скошенных зубьев [4]. Последовательность 
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чередования пазов различной длины в направляющей втулке определяет 
программу работы всего клапана. Очистка фильтра на приеме насоса, как и 
в аналоге, ведется без подъема погружного оборудования на поверхность 
путем обратной промывки фильтрующего элемента жидкостью из колонны 
насосно-компрессорных труб. Переход на режим промывки связан с 
изменением положения золотника 3, что достигается путем сброса 
давления за счет остановки насоса. При этом золотник 3 занимает 
нейтральное положение (рис. 2, а), когда его выходные отверстия и 
отверстия корпуса 2 не совпадают, т. е. течение жидкости заперто. За счет 
гидростатического давления столба жидкости в скважине золотник 3, 
связанным с ним сепаратором 6 и с шариками 11, упирается в короткие 
пазы С направляющей втулки 9 (рис. 2, г). В этом положении устройство 
работает аналогично стандартному обратному клапану.
 
 а – режим нейтрального положения; б – рабочий режим; в – режим очистки; г – 
развертка направляющей втулки (поз. 9); д – направляющая втулка (фото); A – 
направляющий паз режима очистки; B, D, F – впадины звездочки напротив пазов А, С, 
Е; C, E – направляющие пазы режима нейтрального положения; 1 – насосно-
компрессорная труба; 2 – корпус клапана; 3 – золотник; 4, 8 – возвратные пружины; 5 – 
звездочка; 6 – сепаратор; 7 – опорное кольцо; 9 – направляющая втулка; 10 – фильтр;  
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11 – шарик.  
Рис. 3.2 - Трехрежимный аналоговый клапан ОАК-3 для очистки насосов, насосно-
компрессорных труб и фильтров 
 
Далее, для перехода в следующий режим, связанный с обратным 
открытием клапана, нужно либо на короткое время включить погружной 
центробежный насос, либо произвести опорожнение запертой части 
жидкости в колонне насосно-компрессорных труб над клапаном, например 
наземными насосами. В последнем случае взамен откачанной жидкости 
при необходимости подается очистной состав. Далее, при подаче на 
золотник давления газожидкостной смеси со стороны устья скважины, он, 
связанным с ним сепаратором 6 с шариками 11, упирается в длинные пазы 
А направляющей втулки 9 (рис. 2, г), тем самым соединяя выходные 
отверстия корпуса 2 клапана с выходными отверстиями золотника 3 (рис. 
2, в). В результате начинается переток жидкости под давлением из 
колонны насосно- компрессорных труб в скважину через полость насоса в 
фильтр 10. После окончания промывки фильтра 10 производят очередной 
цикл сброса и подачи давления со стороны вновь включенного погружного 
насоса. При этом золотник 3, под действием напора жидкости упирается в 
звездочку 5 и сжимает пружину 4, тем самым совмещая свои выходные 
отверстия с отверстиями корпуса (рис. 2, б), по которым жидкость течет к 
устью скважины. На основе описанного выше принципа работы 
трехрежимного клапана можно разработать множество устройств для 
решения разнообразных задач нефтегазовой отрасли. Четырехрежимный 
клапан, приспособленный для подачи потока в обратную строну способен 
создавать эффект гидравлической очистки. Его конструктивное отличие от 
трехрежимного клапана заключается в использовании направляющей 
втулки, у которой пазы нарезаны по обоим торцам (рис. 3.3). Данное 
отличие позволяет вести переключение между режимами без специального 
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создания противодавления перед торцами золотника за счет короткого 
включения и выключения насоса, а также увеличить количество режимов 
направления потоков. 
 
Рис. 3.3 – Направляющая втулка четырехрежимного очистного 
аналогового клапана ОАК-4 
Достоинства режима гидравлической очистки в данном случае связаны с 
тем, что очистка ведется, не затрагивая основной ствол скважины за 
пределами клапана путем циркуляции смеси пластовой жидкости и 
очистного состава закачанного через полость обсадной эксплуатационной 
колонны. Это позволяет совместить сервисные операции с оборудованием, 
расположенным выше клапана и очистку оборудования ниже его. 
Очистной состав может быть закачан также со стороны устья скважины. 
При проектировании длины и очередности размещения пазов на 
направляющей втулке следует учитывать особенности эксплуатации 
скважины, в которой будет установлен клапан с аналоговым механизмом, в 
том числе аварийные ситуации. Кроме того, для достижения особого 
эффекта при планировании периодичности режимов очистки и работы оба 
вида клапанов могут устанавливаться в скважине одновременно в 
определенной последовательности и количестве. С учетом этого, 
организацию работы клапанов целесообразно вести с использованием 
программируемого аппаратного комплекса, предназначенного для 
периодического включения и выключения наземных и погружных насосов 
по определенному алгоритму. Система автоматической очистки скважины 
Система автоматической очистки скважины с применением 
трехрежимного аналогового клапана представлена на рис. 4, где блок 
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центробежных секционных насосов, подключенных к микропроцессору 
обеспечивает закачку очистного состава в скважину. Связь наземных 
насосов с устьем скважины осуществляется посредством задвижки с 
электроприводом, которая также имеет подключение к микропроцессору, 
координирующему действие всей системы. Процесс регулирования 
приведен на рис. 5. Микропроцессор выдает команды на устьевой 
регулируемый штуцер для его открытия и на погружной центробежный 
насос для его включения. Микропроцессор в ходе работы насоса ведет 
сравнение его текущей производительности с номинальной, фиксация 
которой осуществляется датчиком. При изменении текущего значения в 
меньшую сторону насос выключается, так как микропроцессор 
интерпретирует это как загрязнение фильтра. При этом микропроцессор 
фиксирует количество отключений насосного оборудования, приравнивая 
единице каждое четвертое измерение, в соответствии с количеством 
режимов аналогового клапана (рис. 3.2). В зависимости от того, чему равно 
число отключений насоса на момент сравнения, микропроцессор 
принимает решение либо сколько раз необходимо включить и выключить 
центробежный насос перед подачей очистного состава по насосно-
компрессорной трубе к клапану, либо сразу начать подачу очистного 
состава. В ходе очистки датчик фиксирует подачу промывочной смеси и 
сравнивает ее с номинальным значением, соответствующим очищенному 
фильтру. При восстановлении подачи погружной насос вновь включается и 
цикл повторяется. 
По оценочным расчетам ожидается экономия от использования клапана 
предлагаемой конструкции за счет сокращения эксплуатационных затрат 
на одну скважину, включающих снижение числа ремонтно- 
восстановительных работ по замене насоса. За счет увеличения 
межремонтного периода скважины появляется возможность повысить 
объем добытой нефти примерно в 5 - 10 раз, что составляет экономию от 
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1,5 до 3 млн. руб. в год на одну скважину. 
3.2 Алгоритм очистки фильтра горизонтальной скважины. 
В данной работе было спроектирован алгоритм и реализована 
программное обеспечение работы контроллера автоматики для системы 
управления трехрежимного клапана.  
Алгоритм работы системы очистки состоит из двух параллельно 
беспрерывно работающих программ: 
При помощи подсчета включения и выключения двигателя 
программа определяет текущий режим работы клапана: 
 
 
Рис. 3.4-Алгоритм определения текущего положения клапана 
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Рис. 3.5- Алгоритм автоматической очистки клапана 
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3.3  Выбор модели используемого оборудования и  программного 
обеспечения для программирования. 
 В соответствии с описанным выше алгоритмом для реализации 
проекта автоматизации системы очистки фильтра, нам понадобится 
следующие оборудование: 
1. Программное обеспечения для программирования контроллера 
2. Контроллер 
3. Аналоговый модуль входа – для получения данных с аналоговых 
датчиков, таких как манометр. 
4. Аналоговый модуль выхода – для управления аналоговым сигналом, 
например, частотой двигателя 
5. Дискретный модуль выхода – для управления включением и выключения 
двигателя 
6. Дискретный модуль входа – для получения сигналов о выключении 
двигателя либо смене фаз на обмотках двигателя 
7. Блок питания на 24 В для контроллера 
Наиболее распространенной фирмой производителем используемой 
в нефтяной отрасли, является Siemens. У данной фирмы имеются 
определенные положительные стороны, такие как высокий уровень 
сервиса и надежности. Но также есть безусловные отрицательные, такие 
как большая стоимость оборудования и программного обеспечения, к 
тому же сюда можно добавить риски в связи с санкциями, которые в 
последнее время достаточно актуальны. 
Поэтому контроллер было решено заменить на отечественный 
Fastwell, на основе которого уже реализованы некоторые проекты в 
ядерной энергетике и определенные системы в пилотируемых космических 
кораблях. К тому же программное обеспечение Codesys 2.3, используемое 
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для программирования данного устройства является бесплатным.  
Самое главное достоинство данного решения – это универсальность 
платформы, Codesys используют многие производители контроллеров 
такие как ОВЕН, Fastwell, WAGO и многие другие. Т.е.  программы 
написанные для этой дипломной работы можно будет легко перенести в 
любой другой контроллер использующий эту программную среду. 
Основой комплекса CODESYS является среда разработки 
прикладных программ для программируемых логических 
контроллеров (ПЛК). Она распространяется бесплатно и может быть без 
ограничений установлена на нескольких рабочих местах. 
В CODESYS для программирования доступны все пять определяемых 
стандартом IEC 61131-3 (МЭК 61131-3) языков: 
IL (Instruction List) — ассемблер-подобный язык 
ST (Structured Text) — Pascal-подобный язык 
LD (Ladder Diagram) — Язык релейных схем 
FBD (Function Block Diagram) — Язык функциональных блоков 
SFC (Sequential Function Chart) — Язык диаграмм состояний 
В дополнение к FBD поддержан язык программирования CFC (Continuous 
Function Chart) с произвольным размещением блоков и расстановкой 
порядка их выполнения. 
В CODESYS реализован ряд других расширений спецификации 
стандарта IEC 61131-3. Самым существенным из них является 
поддержка Объектно-ориентированного программирования (ООП). 
Встроенные компиляторы CODESYS генерируют машинный 
код (двоичный код), который загружается в контроллер. Поддерживаются 
основные 16- и 32-разрядные процессоры: Infineon C166, 
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TriCore, 80x86, ARM (архитектура), PowerPC, SH, MIPS 
(архитектура), Analog Devices Blackfin, TI C2000/28x и другие. 
При подключении к контроллеру среда программирования переходит 
в режим отладки. В нем доступен мониторинг/изменение/фиксация 
значений переменных, точки останова, контроль потока выполнения, 
горячее обновление кода, графическая трассировка в реальном времени и 
другие отладочные инструменты. 
CODESYS версии V3 построен на базе так называемой платформы 
автоматизации: CODESYS Automation Platform. Она позволяет 
изготовителям оборудования развивать комплекс путём подключения 
собственных плагинов. 
Расширенная профессиональная версия среды разработки носит 
название CODESYS Professional Developer Edition. Она включает 
поддержу UML-диаграмм классов и состояний, подключение системы 
контроля версий Subversion, статический 
анализатор и профилировщик кода. Распространяется по лицензии. 
Инструмент CODESYS Application Composer позволяет перейти от 
программирования практических приложений к их быстрому составлению. 
Пользователь составляет собственную базу объектов, соответствующих 
определенным приборам, механическим узлам машины и т. п. Каждый 
объект включает программную реализацию и визуальное представление. 
Законченное приложение составляется из необходимых объектов, 
конфигурируется и автоматически генерируется программа на языках 
МЭК 61131-3. 
 Реле контроля фаз было выбрано фирмы ABB, как наиболее 
надежное, но существуют и российские аналоги таких фирм как IEK и 
TDM. Реле CM-PFE контролирует трехфазные сети на последовательность 
чередования фаз и обрыв фазы. При наличии 
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всех трех фаз и корректном чередовании фаз выходное реле активируется 
(контакт замкнут) по истечении времени выдержки при включении ts. Если 
обнаружен обрыв фазы или нарушается последовательность чередования 
фаз, начинается отсчет времени выдержки при срабатывании tv. По 
истечении времени выдержки выходное реле обесточивается (контакт 
разомкнут). Когда реле активировано светится желтый светодиод (СИД). 
При использовании двигателей, которые продолжают работать после 
обрыва одной фазы на двух, реле CM-PFE определяет обрыв фазы, если 
обратное напряжение будет меньше 60 % от номинального напряжения. 
Цены актуальны на май 2016 года. 
Таблица 3.1- Цены на оборудование 
Наименование 
Производи-
тель 
Цена, р. 
CPM713-01 Программируемый 
контроллер узла сети 
Ethernet;протокол передачи 
ModbusTCP (10/100 Мбит/с.100м) 
FASTWEL 41391,05 
DIM71901 8-канальный модуль 
дискретного вывода 24V 
FASTWEL 5916,51 
AIM792-01 8-канальный модуль 
аналогового ввода 
FASTWEL 15111,95 
DIM71701 8-канальный модуль 
дискретного ввода 24V DC 
FASTWEL 4481,98 
AIM73101 FASTWEL 29382,37 
Реле контроля напряжения CM-
PVE 220/400В 
ABB 3331 
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Окончание таблицы 3.1 
Наименование 
Производи-
тель 
Цена, р. 
БП60Б-Д4-24 (БП60) 
Одноканальный источник 
питания 24В постоянного тока. 
ОВЕН 2891 
 Итого 102505,86 
Была написана программа в соответствии с алгоритмом. Для наглядности 
возможностей Codesys для первого алгоритма был использован язык ST, а 
для второго SFC. 
 
Рассмотрим 3 наиболее распространенных  способа регенерации 
фильтра: 
1. Закачка реагента в затрубное пространство для устранения 
кольматации фильтра: 
Подсчитаем разницу в объеме, затрубного пространства и НКТ для длины 
1 метр: 
 
𝑉 = 𝜋𝑅2ℎ                 (3.1) 
Возьмем стандартные диаметры обсадной трубы – 178 мм и НКТ – 73мм. 
Объем для 1 метра НКТ будет: 
𝑉нкт = 3.14 ∗ 0.073
2 ∗ 1 = 0,01673306 м3 
 
Далее,  высчитываем объем жидкости для затрубного пространства той же 
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длины в 1 метр: 
 
𝑉обс = 3.14 ∗ 0.178
2 ∗ 1 = 0,09948776 м3 
 
𝑉затр = 𝑉обс − 𝑉нкт = 0,09948776 − 0,01673306 = 0,0827547 м
3 
 
Высчитаем  соотношение объемов: 
 
𝑉затр
𝑉нкт
=
0,0827547
0,01673306
= 4,94558 
 
Соответственно в методах, где жидкость необходимо закачивать  в 
затрубное пространство для регенерации фильтра можно снизить объем 
реагента в 5 раз. 
Используя данный клапан закачивать реагенты через НКТ, является 
достаточно простой задачей. 
1. Полное извлечение НКТ и промывка скважины 
Данная процедура занимает в среднем 48 часов. Необходимо, 
остановить скважину, извлечь НКТ, промыть скважину и снова  опустить 
НКТ. 
Процесс промывки скважин от накопившегося в ней песка заключается в 
том, что в скважину спускают до пробки колонну насосно-компрессорных 
труб, являющихся в данном случае колонной промывочных труб, и 
нагнетают в них под давлением промывочную жидкость, которая 
размывает пробку и выносит размытую породу на поверхность. В качестве 
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промывочной жидкости применяют нефть или воду. Воду применяют в 
том случае, если при промывке водой в области фильтра не возникают 
затруднения в дальнейшем освоении и эксплуатации скважины. Когда 
пробка имеет значительную высоту и промывка водой в области фильтра 
вызывает осложнения при дальнейшем освоении и эксплуатации, 
скважину следует промывать водой до фильтра, а фильтр - нефтью. 
2. Обратная промывка фильтра 
В данной дипломной работе была реализована программа 
управления для обратной промывки фильтра при помощи 
трехпозиционного клапана. При обратной промывке фильтров песок не 
взвешивается, промывочная вода разрушает более или менее 
сцементированный песчаный слой с образованием в нем трещин и каналов. 
По сравнению с прямой промывкой, обратная промывка выносит через 
затрубное пространство песок и другие кольматирующие фракции. По этой 
причине увеличивается цикл работы фильтра. Такой режим работы НКТ 
невозможен, если выше ЭЦН расположен обратный клапан, который не 
дает жидкости поступать сверху. Для этого существуют обратные клапана 
с возможностью открытия, для этого в НКТ спускается груз, который 
давит на шток и клапан начинает пропускать жидкость в любом 
направлении. Но в нашем случае рассматривается скважины с 
горизонтальным забоем, а соответственно гравитационный метод 
открытия обратного клапана нам не подходит, поэтому был выбран 
трехпозиционный клапан и написана программа для него. В сравнении же 
с полной остановкой скважины и извлечением этот метод имеет 
безусловные экономические плюсы. 
Скриншоты программы приведены ниже. 
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Рисунок 3.6- Скриншот программы подсчета текущего положения клапана. 
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Рисунок 3.7: Скриншот программы автоматической промывки фильтра 
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ОЦЕНКА ЭКОНОМИЧЕСКОЙ ЭФФЕКТИВНОСТИ 
Сравнение цены на клапан предлагаемый в данном проекте и обратного 
клапана. 
В данном случае трехпозиционный клапан будет отличаться от обратного 
только немного измененной конструкцией и вытачиванием направляющей 
втулки. 
Берем усредненные данные: 
1. Диаметр НКТ – 73 мм. 
2. По ГОСТ 633-80 для НКТ 73 мм – толщина стенки 5,5 мм. 
3. Сталь марки 30ХМА 
4. Плотность  - 7820 кг/м3 
5. Заготовка – 0,073 х 0,2 м 
𝑉 = 𝜋𝑟2ℎ = 3.14 ∗ 0.0732 ∗ 0.2 = 0,003346612  м3 
6. Вес заготовки- 0,003346612 ∗ 7820 = 26 кг 
Цена втулки будет состоять из следующих  компонентов с маркой стали 
30ХМА: 
1. Заготовка - 3,09 руб./кг * 26 кг.= 80,34 руб. 
2. Работы по выточке втулки – 1500 рублей. 
Итого: 80,34+1500= 1580,34 рублей. 
Цена обратного клапана для НКТ с сайта  
Клапан обратный ШОК-73-225  6 500  р. 
Клапан трехпозиционный  6500+1580,34=6730 р. 
 
Последовательность операций при осуществлении промывки следующая. 
При подходе верхней муфты промывочных труб к промывочной головке под 
эту муфту в корпусе головки вставляют сменный вкладыш и насаживают на 
него трубы. Не прекращая циркуляции, начинают отвинчивать вертлюжный 
патрубок от колонны труб. На короткое время кран 1 закрывают, а кран 2 
открывают, направляя тем самым поток промывочной жидкости в приемный 
чан. В это время окончательно отвинчивают вертлюжный патрубок и на 
головку навинчивают крышку, а затем, закрыв кран 2 и открыв кран 5, 
направляют жидкость через промывочную головку 8. Как только очередная 
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труба или звено будут подготовлены для наращивания, циркуляцию вновь 
временно прекращают (кран 5 закрыт, кран 2 открыт), отвинчивают крышку 
промывочной головки 8, наращивают трубы и возобновляют нормальную 
промывку через кран 1. Так осуществляется прямая и почти не прерывная 
промывка. 
 
1,2 и 5 – кран; 3-линия от насоса; 4-выкид; 6 – скважина; 7- тройник; 8 – 
промывочная головка 
Рисунок 4.1 – Схема компоновки оборудования для прямой скоростной 
промывки скважин 
Таблица 4.1 – Расчет финансовых потерь на 2-х дневную промывку 
Дебит по нефти, баррель/сут 165,312 
Средняя продолжительность ремонта, час 
(Нрем) 
6 
Стоимость ремонта скважины бригадой 
ПРС, руб./час 
2500 
Отпускная стоимость нефти, долл/баррель 50 
Итого затрат, руб. 17066,4 
 
 Строим гистограмму для наглядного сравнения экономической выгоды 1 
промывки. Стоимость промывки составляет в среднем 136531,2 руб.(таблица 
2.14). Следует учесть затраты на изготовление трехпозиционного клапана - 
 127 
 
1580,34 руб.  
Чистая разница в стоимости промывок будет равна: 
17066,4-1580,34= 15486,06 руб. 
  
 Выгода от использования трехпозиционного клапана, для одной операции 
2-х дневной промывки, составляет 11,34%. 
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БЕЗОПАСНОСТЬ И ЭКОЛОГИЧНОСТЬ 
 
Защита работающих от производственного шума и вибраций должно 
достигаться, в основном, подбором соответствующего технологического 
оборудования. Уровни шума, генерируемого технологическим и 
вспомогательным оборудованием не должны превышать величин, 
установленных ГОСТ 12.1.008-83. Оборудование должно быть установлено и 
отцентрировано таким образом, чтобы уровень вибрации от работающего64 
оборудования не превышал значений, установленных ГОСТ 12.4.012-83. 
Обеспечение допустимых уровней звукового давления и уровней шума на 
площадках скважин и на рабочих местах осуществляется соблюдением 
требований СНиП II-12-77 «Защита от шума». Насосное оборудование и 
приводная арматура приняты с учетом мероприятий по защите от шума, в 
соответствии с ГОСТ 12.1.003-76. 
 Основные действия по охране почв сводятся к выполнению следующих 
мероприятий: 
1. Прокладка дорог к буровым установкам, скважинам и другим объектам 
производится с учетом минимального разрушающего воздействия на почву. 
2. При проведении любых строительно-монтажных работ необходимо: 
снять плодородный слой почвы на определенную глубину с земельного 
участка, отведенного под строительство объекта или карьера стройматериалов; 
переместить плодородный слой почвы в места временного складирования и 
хранения для повторного использования при восстановлении земель. 
3. Устройство нефтеловушек, дренажа на пониженных участках 
местности с учетом возможности более полного сбора загрязнителей. 
4. Сооружение систем накопления отходов бурения и продуктов 
испытания скважин (шламонакопителей, амбаров, лотков и т.д.) с 
гидроизоляцией дна и стенок. 
5. Устройство на буровых закрытых помещений или огражденных 
площадок с гидроизолированным настилом для хранения химреагентов. 
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6. Сбор, откачка плавающих нефтепродуктов из шламового амбара и 
нефтеловушек для последующей их утилизации. 
7. После завершения работ по строительству последней скважины на 
кустовой площадке, демонтажа и вывозу оборудования, материалов и 
обработанных глинистых растворов на новую площадку проводятся работы по 
восстановлению нарушенных земель. 
Мероприятия по охране животного мира и рыбных ресурсов. При 
проектировании и строительстве предусмотрены мероприятия, 
обеспечивающие снижение воздействия на животный мир. К ним относятся: 
минимальное отчуждение земель для сохранения условий обитания животных и 
птиц; проведение строительных работ в зимний период, что значительно 
снижает воздействие на орнитофауну в целом, т.к. в этот период многие виды 
птиц отсутствуют на территории; комплексная автоматизация объектов добычи, 
сбора, транспорта углеводородов; оборудование водозаборных устройств 
рыбозащитными сетками; уборка и вывоз остатков материалов, конструкций и 
отходов производства и потребления по завершении строительства; хранение 
нефтепродуктов в герметичных емкостях. 
 Для снижения техногенных воздействий при строительстве и 
эксплуатации сооружений на окружающую природную среду предлагается 
комплекс организационно-технических мероприятий по уменьшению 
количества производственно-бытовых отходов: 
при строительстве необходимо использовать технологические процессы, 
базирующиеся на принципе максимального использования сырьевых 
материалов и оборудования, что обеспечит образование минимальных 
количеств отходов; 
необходимо оптимально организовать сбор, сортировку, очистку, 
переработку и утилизацию отходов; 
рабочий персонал должен быть обучен сбору, сортировке, обработке и 
хранению отходов, во избежание перемешивания опасных веществ с другими 
видами отходов, усложняющих утилизацию; 
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необходимо организовать надлежащий учет отходов и обеспечить 
своевременные платежи за размещение отходов; 
все виды отходов должны складироваться и вывозиться в специально 
отведенные места, согласованные с местными государственными органами 
охраны природы и санэпидемнадзора. 
Природоохранные мероприятия по охране поверхностных водотоков и 
подземных вод. Полная герметизация системы сбора и транспортировки нефти 
и газа, обвалование скважин высотой до 1,0 м с целью локализации загрязнения 
при возможной аварии, систематический контроль (2 раза в сутки) за 
состоянием технологического оборудования, оборудование приустьевых 
площадок скважин бетонными плитами с бордюрами и канализационными 
емкостями для сбора ливневых и производственных стоков, ежеквартальный 
контроль за качеством воды, размещение буровых площадок за пределами 
водоохранных зон рек и ручьев. 
Водоохранные зоны для водных объектов определяются в соответствии с 
Водным кодексом РФ. Ширина водоохранных зон устанавливается для 
участков рек протяженностью от их истока: до 10 км – 50 м; от 10 км до 50 км – 
100 м; от 50 км и более – 200 м. 
Ширина водоохранной зоны озера с акваторией менее 0,5 км2 
устанавливается в размере 50 м. 
В пределах водоохранных зон запрещается: 
1) использование сточных вод для удобрения почв; 
2) размещение кладбищ, скотомогильников, мест захоронения отходов 
производства и потребления, радиоактивных, химических, взрывчатых, 
токсичных, отравляющих и ядовитых веществ; 
3) осуществление авиационных мер по борьбе с вредителями и болезнями 
растений; 
4) движение и стоянка транспортных средств (кроме специальных 
транспортных средств), за исключением их движения по дорогам и стоянки на 
дорогах и в специально оборудованных местах, имеющих твердое покрытие. 
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В границах водоохранных зон допускаются проектирование, 
строительство, реконструкция, ввод в эксплуатацию, эксплуатация 
хозяйственных и иных объектов при условии оборудования таких объектов 
сооружениями, обеспечивающими охрану водных объектов от загрязнения, 
засорения и истощения вод в соответствии с водным законодательством и 
законодательством в области охраны окружающей среды. 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 
В данной работе была определена важность проблемы присутствия 
механических примесей в добываемой нефти и произведен анализ 
горизонтальных скважин на примере Ярайнерского месторождения. Описаны 
механические методы борьбы с пескпроявленияем. Проведен анализ 
Ярайнерского месторождения. Были описаны и сравнены несколько наиболее 
популярных способов очистки фильтров скважин. Описаны сферы их 
применения.  
Была разработана программа для автоматизации обратной промывки 
фильтра при помощи трехпозиционного клапана и контролем направления 
вращения электроцентробежного насоса.  
Благодаря данной работе удалось: 
- осуществить обратное открывание клапана при промывке без 
дополнительного подъема давления в колонне насосно-компрессорных 
труб; 
- увеличить количество режимов направления потоков при 
внутрискважинных операциях; 
- реализовать постоянное циклическое чередование гидромеханических 
и химических способов очистки; 
- совместить сервисные операции с оборудованием выше клапана и 
одновременную очистку оборудования ниже клапана; 
- автоматизировать процесс очистки без подъема погружного 
оборудования. Используемый в предлагаемой конструкции клапан 
Разработанная программа позволяет исключить человеческий фактор в 
процессе промывки внутрискважинного оборудования и обеспечить 
стабильную работу клапана. 
Выгода от использования трехпозиционного клапана, для одной операции 
2-х дневной промывки, составляет более 10 % от стоимости. 
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